Estudio geoquímico de los petróleos de los campos Jilguero y Caracara, Cuenca de Los Llanos, Colombia by Cuñado Carrasco, Ester
 
 
 
 
 
 
TREBALL FI DE CARRERA 
 
 
Títol 
Estudio geoquímico de los petróleos de los campos Jilguero y 
Caracara, Cuenca de Los Llanos, Colombia 
 
Autor/a 
Ester Cuñado Carrasco 
 
Tutor/a 
Albert Permanyer i Bastardas 
 
Departament 
Geoquímica, Petrologia i Prospecció Geològica  
(Facultat de Geologia – Universitat de Barcelona) 
 
Intensificació 
 
 
Data 
Junio de 2012 
 
RESUMEN  
Los campos Jilguero y Caracara están localizados en la Cuenca de Los Llanos, al este de 
Colombia, una de las cuencas de hidrocarburos más prolíficas de Colombia. El sistema petrolífero 
está formado por una roca madre excelente del Cretácico superior (Formación Gachetá), lo 
suficientemente madura como para generar y expulsar grandes cantidades de hidrocarburos. 
Existen además otras unidades de edad Terciaria que pueden haber generado hidrocarburos. Los 
caminos de migración son de tipo “up-dip” (pendiente arriba), ya sea a través de “carrier beds” o de 
fallas. Las rocas almacén se encuentran principalmente en areniscas Cretácicas (formaciones Une, 
Gachetá y Guadalupe) y Terciarias (formaciones Mirador y Carbonera C7). Las trampas son debidas 
a fallas normales antitéticas (“up-to-the-basin” normal faulting). Las rocas que actúan como sello 
son arcillas que se encuentran a lo largo de toda la secuencia Cretácico-Terciaria.  
Las pruebas de producción realizadas en la Fm Mirador del campo Jilguero mostraron un 
reservorio excelente (22%-23% de porosidad), con crudo de 25º API, capaz de fluir  más de 2.000 
barriles de petróleo por día. A partir de los registros eléctricos de los pozos se observó la presencia 
de petróleo no móvil. Este petróleo no móvil se cree que es el resultado de un proceso de  
biodegradación, puesto de manifiesto por análisis geoquímicos de los petróleos. Estos análisis 
geoquímicos también mostraron que el petróleo almacenado en la Fm Mirador podría ser el 
resultado de la mezcla de petróleos con diferentes composiciones geoquímicas.  
El bloque Caracara es un grupo de cuatro campos de producción, ubicado a unos 70 km al 
sureste del campo petrolífero Jilguero. La producción en los campos de Caracara viene de la unidad 
inferior (C7) de la Fm Carbonera. El reservorio se compone principalmente de múltiples capas 
delgadas de areniscas y un paquete de arenisca masiva (C7-M) situado en la base de la formación. 
Las propiedades del reservorio son excelentes (28-33% de porosidad), mostrando una buena 
permeabilidad. La densidad del petróleo en los campos de Caracara está en el rango de 21-24 ° API. 
El análisis petrofísico y los extractos de las paredes del pozo muestran la presencia de petróleo no 
móvil, al parecer asociada a los contactos agua-petróleo. 
Se ha realizado un estudio geoquímico en siete petróleos de la cuenca. Cuatro petróleos 
pertenecen al campo Jilguero y tres de los campos de Caracara. La cromatografía líquida, la 
cromatografía de gases, la cromatografía de gases/espectrometría de gases y el análisis isotópico se 
han utilizado para caracterizar el ambiente de sedimentación de las rocas madres que generaron 
estos crudos, el grado de madurez, la biodegradación y para poder establecer posibles 
correlaciones. 
Una vez correlacionados, se tratará de mejorar los conocimientos que se tienen de ambos 
campos petrolíferos y proponer una serie de hipótesis que expliquen los indicios que hacen suponer 
la existencia de una segunda roca generadora, probablemente de edad Terciaria. 
 
 
ABSTRACT 
The Jilguero and Caracara oil fields are located in the Llanos Basin in eastern Colombia, the 
Colombia's most prolific hydrocarbon basin. The petroleum system consists of an excellent source 
rock of Upper Cretaceous age (Gachetá Fm), mature enough to generate and expel large amounts 
of hydrocarbons. A Tertiary source rock may also be present. Migration pathway is updip, either 
through carrier beds and/or faults. Reservoir beds are mainly encountered in sandstones of 
Cretaceous age (Une, Gachetá and Guadalupe Fm) and Tertiary age (Mirador and Carbonera Fm). 
Traps are provided by normal faulting, up-to-the-basin. Seal rocks are the shales encountered 
through all the Cretaceous-Tertiary sequence. 
The Mirador formation testing in the Jilguero oil field proved an excellent reservoir (22%-23% 
porosity), with 25º API oil, able to flow more than 2000 barrels of oil per day. Logs also showed the 
presence of non-mobile oil. This non-mobile oil is thought to be the result of biodegradation as 
evidenced by geochemical analysis from crude oils. These geochemical analyses also evidence that 
Mirador oil probably results from mixing of oils having different geochemical compositions. 
The Mirador formation is the main reservoir in the Jilguero oil field, where has been proven as 
an excellent reservoir (22%-23% porosity), able to flow more than 2,000 barrels of 25° API oil per 
day in one single well. However, conventional cores, log analysis and production data also show the 
presence of tar (non-mobile oil). This tar is thought to be the result of oil biodegradation as 
evidenced by geochemical analyses.  
The Caracara is a group of four producing fields, located some 70 km southeast of the Jilguero 
oil field. Production in Caracara fields is coming from the lower unit (C7) of the Carbonera Fm. 
Reservoir is mainly composed of multiple thin beds of sandstones and a lower massive sandstone 
package (C7-M). Reservoir properties are excellent (28-33% porosity), showing multi-darcy 
permeability. Oil density in the Caracara fields is in the 21-24° API range. Petrophysical analyses, 
conventional and sidewall cores show tar presence, apparently associated to oil-water contacts.  
A geochemical investigation has been undertaken in seven oils from this basin. Four oils are 
from the Jilguero oil field, and three, from the Caracara oil field. Liquid chromatography, gas 
chromatography, gas chromatography/mass spectrometry and isotopic analysis have been used to 
characterize the sedimentary environment of deposition of the source rock that generate these oils, 
maturity and biodegradation, and undertake possible correlations. 
The aim of this work is to try to improve the knowledge we have from both oil fields and 
propose a set of hypotheses to explain the evidence which suggest the existence of a second source 
rock, probably of tertiary origin. 
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1. INTRODUCCIÓN 
Los campos petrolíferos Jilguero y Caracara, situados en la Cuenca de Los Llanos al este de 
Colombia, están integrados por varios pozos que producen petróleo de varios niveles estratigráficos 
de edad Cretácica y Terciaria. Los datos y las muestras que se estudiarán han sido facilitados por la 
compañía CEPSA, que opera estos campos.  
La determinación de las características geoquímicas de los petróleos de los campos 
mencionados tiene que servir para establecer el origen, el grado de madurez y el ambiente de 
deposición de la roca generadora, para establecer una correlación entre los petróleos que se 
proponen estudiar y mejorar los conocimientos de ambos campos petrolíferos. 
Los primeros resultados que se obtuvieron a partir de los pozos perforados mostraron la 
presencia de petróleos con distintas características geoquímicas. Las variaciones detectadas 
sugerían bien la posibilidad de orígenes distintos (varias rocas generadoras), bien la existencia de 
procesos de alteración en los crudos. 
Hay muchos procesos que pueden intervenir en la degradación de un crudo. Los tres procesos 
principales son la alteración térmica, el desasfaltado (deasphalting) y la biodegradación. 
Alteración térmica 
La alteración térmica es la variación que ocurre en la composición de un petróleo cuando 
aumenta la temperatura. A temperaturas superiores a 130 – 150ºC, las reacciones de craqueo del 
petróleo ocurren tan rápido que la acumulación de petróleo puede ser destruida en un periodo de 
tiempo geológicamente corto (Allen and Allen, 2005). Los efectos que esto tiene en la composición 
del petróleo son una disminución de la densidad y aumento de la gravedad, formación de gases por 
craqueo de los hidrocarburos líquidos y, finalmente la precipitación de pirobitumen. 
Desasfaltado (deasphalting) 
El desasfaltado es un proceso en el cual la precipitación de asfaltenos ocurre debido a la 
inyección de gas en un reservorio que contiene petróleo. La inyección de gas introduce cambios en 
la composición como la reducción de la capacidad como disolvente del petróleo, que disminuye la 
solubilidad de los asfaltenos (Dongwon et al, 2010). Esto puede ocurrir cuando la acumulación de 
petróleo experimenta una carga de gas tardía. También puede ocurrir como resultado del craqueo 
del petróleo en una roca almacén. La precipitación de asfaltenos supone un problema para la 
producción de crudo ya que obtura la porosidad del almacén y de las tuberías de extracción (Allen 
and Allen, 2005). 
Biodegradación 
La biodegradación es la destrucción del petróleo por acción bacteriana (microbiana) (Batzle et 
al, 2006). A temperaturas por debajo de 80ºC – llamada temperatura de pasteurización (Wilhelms 
et al., 2001) –, el petróleo puede degradarse biológicamente en escalas de tiempo geológico. Los 
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microorganismos pueden destruir los hidrocarburos y dar lugar a petróleos alterados, pesados y 
densos. La presencia de petróleo biodegradado significa que los hidrocarburos han sido acumulados 
en reservorios por debajo de esa temperatura, es decir que los microorganismos estaba todavía 
vivos y ya estaban presentes durante el enterramiento, habiendo sobrevivido desde su deposición 
(Larter et al, 2003). Los efectos de la biodegradación son la disminución de los hidrocarburos 
saturados, la disminución de los grados API, el aumento en el contenido de azufre, la viscosidad y el 
contenido de metales (Head et al, 2003 and Holba et al, 1987). El lugar en el cual es más propicio 
este proceso es cerca del contacto agua – petróleo (OWC, oil water contact), donde las condiciones 
son más favorables para la actividad microbiana. 
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2. OBJETIVOS 
2.1. Objetivo general 
El objetivo principal de esta tesina es la determinación de las características geoquímicas de los 
petróleos de los yacimientos Caracara y Jilguero que se encuentran en la Cuenca de Los Llanos 
Orientales, Colombia. El buen conocimiento de dichas características tiene que servir para 
establecer el origen, su grado de madurez, el ambiente de deposición de la roca generadora y para 
poder correlacionar los petróleos que se proponen estudiar.  
Una vez correlacionados, se tratará de mejorar los conocimientos que se tienen de ambos 
campos petrolíferos y proponer una serie de hipótesis que expliquen los indicios que hacen suponer 
la existencia de una segunda roca generadora, probablemente de edad Terciaria 
 
2.2. Objetivos específicos 
 Evaluar las características de los petróleos almacenados en las formaciones Une, Gachetá, 
Guadalupe, Mirador y Carbonera C7, a partir de los análisis geoquímicos de siete crudos 
procedentes de cuatro pozos distintos.  
 Deducir el tipo de materia orgánica y el ambiente de sedimentación que generaron dichos 
crudos, y determinar su grado de madurez térmica. 
 
 Estudiar los procesos de alteración de los petróleos, particularmente la biodegradación, 
mediante la caracterización de biomarcadores principales. 
 
 Estudiar la relación entre los petróleos de los diferentes pozos para comprobar si existen 
indicios de mezclas de petróleos. 
 
 Establecer la correlación petróleo-petróleo entre los distintos crudos a partir del análisis de 
isótopos de carbono (δ13C). 
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3. INTRODUCCIÓN A LA GEOLOGÍA DEL PETRÓLEO 
3.1. Transformación de materia orgánica a petróleo: diagénesis 
Hay tres estadios importantes en la evolución de la materia orgánica sedimentaria a 
hidrocarburos: diagénesis, catagénesis y metagénesis. La diagénesis propiamente dicha incluye 
todos los procesos físicos y químicos que sufre la materia orgánica desde su enterramiento hasta 
que se transforma en kerógeno (Figura 2). 
El kerógeno es un geopolímero complejo cuya estructura está directamente relacionada con el 
tipo de materia orgánica sedimentaria. Se caracteriza por ser insoluble en solventes orgánicos. 
Químicamente está constituido por C, H y O, con cantidades menores de N y S. Las proporciones 
entre los elementos varían con el tipo de materia orgánica de la que procede. Existen tres tipos de 
kerógeno basados en diferencias químicas relacionadas con la naturaleza de la materia orgánica 
original: 
o Tipo I: deriva principalmente de algas, bacterias y materia orgánica amorfa, con lo cual 
los compuestos orgánicos dominantes son los lípidos y sus derivados. Se considera 
formado en ambientes lacustres y es muy rico en H y pobre en O. 
o Tipo II: deriva de contribuciones de algas, fitoplancton y zooplancton. Presenta valores 
intermedios entre los kerógenos tipo I y tipo III de H y O. Se considera que procede de 
restos de microorganismos vegetales y animales marinos. 
o Tipo III: deriva de contribuciones de lignina (plantas superiores) y celulosa. 
Químicamente es rico en O y pobre en H. Procede de transformación de restos vegetales 
transportados desde el continente a zonas marinas, deltaicas y/o de transición, lacustres 
o pantanosas. 
La fracción orgánica contenida en las rocas sedimentarias que es soluble en solventes orgánicos 
se conoce como bitumen. El bitumen representa entre el 5 y el 20 % de la roca total y puede ser 
fraccionado en hidrocarburos saturados, hidrocarburos aromáticos, resinas y asfaltenos (Figura 2). 
Durante la diagénesis se generan y expulsan CH4 biogénico, CO2 y H2O. La expulsión de estos dos 
últimos compuestos provoca una reducción de la concentración de oxígeno. 
Las condiciones de presión, temperatura y tiempo en los cuales ocurre la generación de 
hidrocarburos corresponden a la etapa de catagénesis y se conoce también como ventana del 
petróleo. El petróleo se define como una mezcla en la que coexisten hidrocarburos en fases liquida 
y gas, y compuestos denominados heterocompuestos con presencia de nitrógeno, azufre, oxígeno y 
algunos metales (V y Ni principalmente). Los hidrocarburos están constituidos por átomos de 
carbono e hidrógeno. Químicamente, un petróleo se define de acuerdo a su proporción en: 
o Hidrocarburos saturados: comprenden los n-alcanos, alcanos ramificados (isoprenoides) 
y cicloalcanos (naftenos). 
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o Hidrocarburos aromáticos: son compuestos que se obtienen a partir de uno o más ciclos 
de seis átomos de carbono, en el que existen tres dobles enlaces, en resonancia. El 
benceno es el hidrocarburo aromático más sencillo y se representa como: 
H H H H
• • • •  • •     • •
H:C:C:C:C:H
• •    • •     • •     • •
H H H H
H H H H
|        |        |         |
H-C-C-C-C-H
|        |        |         |
H H H  H
CH3CH2CH2CH3
CH3CH2CH=CH2
(a)
(h)(g)(f)(e)
(d)(c)(b)
(i)
 
Figura 1. Estructura del benceno 
 
o Resinas y asfaltenos: son compuestos de peso molecular elevado que contiene 
compuestos de N, S y O. Ambos constituyen las fracciones pesadas de los petróleos. 
La catagénesis ocurre a temperaturas de 60 a 120 oC, entre unos 1500 a 3500 metros de 
profundidad, dependiendo del gradiente térmico. La maduración del kerógeno es térmica y da lugar 
a la generación de hidrocarburos.  
La generación se produce en dos fases: la primera fase es a temperatura relativamente baja y es 
en la que se expelen los hidrocarburos de medio-alto peso molecular. En la segunda fase, a más alta 
temperatura, se expelen los hidrocarburos de bajo peso molecular (condensados y gas húmedo).  
Finalmente, si las condiciones de presión y temperatura siguen aumentando debido a la 
profundidad, continúa generándose hidrocarburo hasta que llega un momento que tiene lugar la 
fase de metagénesis en la cual se produce fundamentalmente gas metano. Así pues se definirá la 
metagénesis como la fase diagenética principal de generación de gas termogénico, llamada también 
ventana del gas. La metagénesis termina con el inicio del metamorfismo.  
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Figura 2. Esquema que muestra la transformación de la materia orgánica en petróleo (modificado de Tissot&Welte, 
1978) 
 
3.2. Sistema petrolífero 
Un sistema petrolífero es un concepto geológico que abarca los elementos y procesos de la 
geología que son esenciales para que una acumulación de petróleo y gas pueda existir. 
Consta de los siguientes elementos: roca madre, roca almacén o reservorio, trampa y roca sello, 
carga sedimentaria, generación y cuando y como se produce el petróleo. Además de estos 
elementos, hay otros dos elementos fundamentales en la configuración de un sistema petrolífero, 
la migración primaria y secundaria.  
 
3.2.1. Roca madre 
Como ya se ha descrito en el apartado anterior, se trata de una roca sedimentaria con un 
porcentaje de materia orgánica susceptible de generar hidrocarburos. Esto sucede cuando el 
carbono orgánico total (TOC) es como mínimo superior al 0,5% (Tabla 1).  
 
Tabla 1. Parámetros que describen el tipo de roca madre según su TOC (Peters and Moldowan, 1993). 
Tipo de roca madre % TOC 
Pobre < 0.5 
Moderado 0.5-1 
Bueno 1-2 
Muy bueno > 2 
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La roca madre necesita haber estado sometida a un calentamiento durante un lapso de tiempo 
geológico para alcanzar madurez térmica capaz de generar los hidrocarburos. 
 
3.2.2. Roca almacén o reservorio 
Es un tipo de roca cuya porosidad es tal que puede albergar volúmenes importantes de 
hidrocarburos. Al mismo tiempo esta roca debe tener una buena permeabilidad y una interconexión 
entre los poros de la roca. 
 
3.2.2.1. Porosidad 
Una roca almacén debe contener poros capaces de almacenar petróleo y esos poros deben 
estar interconectados. El diámetro de los poros también tiene importancia ya que si es demasiado 
pequeño la atracción capilar de los granos minerales mantendrán los fluidos en los poros de la roca 
y no podrán ser extraídos debido a que las permeabilidades absolutas y relativas serán demasiado 
bajas.   
Las porosidades en las rocas almacén normalmente varían entre el 5 y el 30 %. La porosidad de 
las rocas carbonatadas normalmente es más baja que la de las areniscas (rocas clásticas), pero la 
permeabilidad de los carbonatos suele ser mayor. 
Tabla 2. Caracterización de las rocas almacén en función de su porosidad (Ø) 
  Caracterización 
  Excelente Buena Mediocre Mala 
Porosidad 
Areniscas 25-30% 20-26% 15-20% <15% 
Carbonatos 15-20% 10-15% 5-10% <5% 
 
El tipo de porosidad también tiene influencia a la hora de evaluar una roca almacén. Existen 
diferentes tipos, la porosidad primaria o intergranular y la porosidad secundaria. Las areniscas 
suelen tener porosidad primaria que es aquella que depende de las características de compactación 
y de la variación del tamaño y forma de los granos. 
Hay otros factores que hacen variar la porosidad de la roca. Si hay mucho material de grano 
fino, o aumenta el enterramiento y los procesos diagenéticos, las areniscas tienden a perder 
porosidad debido a la recristalización y a la cementación. 
3.2.2.2. Permeabilidad 
La permeabilidad indica la capacidad de los fluidos para atravesar un medio poroso. Se puede 
caracterizar la roca almacén en función de su permeabilidad. 
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La permeabilidad controlará la eficiencia de la extracción de los hidrocarburos en el reservorio. 
Una permeabilidad alta producirá un buen drenaje de los hidrocarburos desde el yacimiento, 
mientras que una baja permeabilidad dificultará su extracción. 
Tabla 3. Caracterización de las rocas almacén en función de su permeabilidad (K) 
Permeabilidad (mD) Caracterización 
1-10 Mala 
10-100 Mediocre 
100-1000 Buena 
>1000 Excelente 
 
3.2.3. Trampa 
Es el lugar geológico donde el crudo y el gas son preservados durante un cierto intervalo de 
tiempo ya que no pueden experimentar nuevos desplazamientos. Las trampas pueden formarse 
tanto por actividad tectónica como por fallas, pliegues, etc. o por configuraciones deposicionales 
sedimentarias. El primer tipo de trampas se llaman trampas estructurales y el segundo tipo, 
trampas estratigráficas. 
La mayoría de petróleo encontrado en los distintos campos presenta trampas estructurales, que 
además son más fáciles de localizar mediante las actuales técnicas de exploración geológica y 
geofísica. Dentro de las trampas estructurales, las más comunes son las estructuras de anticlinales. 
En algunos casos también se han dado combinaciones tectónicas y deposicionales para la 
formación de una trampa. Estas trampas se conocen como trampas de combinación. 
3.2.4. Roca sello 
Capa impermeable que impide que los fluidos sigan migrando una vez que constituyen el 
yacimiento. Es una unidad litológica con una porosidad y permeabilidad tan baja que la presión de 
flotabilidad de los hidrocarburos no puede producir la invasión de sus poros, y por lo tanto no 
permiten la migración secundaria a través de los mismos. Estos sellos están confinando la trampa y 
evitan que el hidrocarburo alojado en la misma pueda escaparse. 
Las principales rocas sellos son: 
o Arcillas 
o Anhidrita/Yeso 
o Sales 
 
3.2.5. Migración 
Las acumulaciones de petróleo se encuentran generalmente en rocas porosas y permeables que 
contienen materia orgánica soluble. Es muy improbable que las grandes cantidades de petróleo 
encontrados en estas rocas se haya formado de la propia materia orgánica que contiene. De ahí que 
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se concluya que el lugar en el que se formó el petróleo no sea el mismo que el lugar en el que se 
encuentra. Ha tenido que sufrir algún tipo de migración.  
Migración primaria 
Se entiende como migración primaria el movimiento de los hidrocarburos a través de su roca 
madre hasta su expulsión a una roca porosa y permeable. Esto ocurre tan pronto como la roca 
madre está madura. Para que se dé este tipo de migración varios factores influyen, como son la 
temperatura, la presión o la compactación. 
Migración secundaria 
Se entiende como migración secundaria el movimiento de los hidrocarburos a través de 
formaciones geológicas o estructurales desde la expulsión de la roca generadora hasta que tiene 
lugar el entrampamiento. Los hidrocarburos son expulsados a una roca a través de la cual viajan 
(“carrier bed1”). La circulación a través de la “carrier bed” es controlada por la diferencia de 
densidades y la permeabilidad del medio. La “carrier bed” es una roca permeable y no tiene porqué 
ser el reservorio. 
Los hidrocarburos migran ascendentemente hasta que encuentran una trampa. Entonces 
quedan retenidos en el reservorio. 
 
                                                          
1
 Carrier bed: rocas permeables y porosas adyacentes a la roca madre, por se dirige el petróleo al ser 
expulsado de la roca madre. 
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4. MARCO GEOLÓGICO REGIONAL 
4.1. Localización geográfica de la zona de estudio 
El área de estudio se encuentra en la Cuenca de Los Llanos, al este de Colombia, en la zona que 
concierne al contrato (o bloque) de Garibay y Caracara, operados por la compañía CEPSA.  
 
Figura 3. Mapa de localización de los pozos Jilguero-1, Caracara Sur A3, Toro Sentado-3 y Jaguar-8 en la Cuenca de los 
Llanos (Colombia) 
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Dentro del bloque Garibay se encuentra el campo o yacimiento Jilguero descubierto por CEPSA 
en el año 2010 y en el cual ha sido perforado, entre otros, el pozo Jilguero-1. Del pozo Jilguero-1 se 
estudiarán cuatro petróleos procedentes de distintos niveles almacén. En el bloque Caracara 
existen diferentes campos de petróleo, y más de 60 pozos en producción, entre ellos los pozos 
Caracara Sur A3, Jaguar-8 y Toro Sentado-3, cuyos petróleos serán también objeto de estudio 
(Figura 3). 
4.2. Geología estructural 
La Cuenca de Los Llanos se encuentra al este de la Cordillera Oriental, al noreste de Colombia. El 
desarrollo de la cuenca va estrechamente ligado al desarrollo de la Cordillera Oriental y al del Valle 
del Magdalena. 
El desarrollo de la cuenca comenzó con una megasecuencia de syn-rift Triásica-Jurásica 
relacionada con la separación de Norte América y América del Sur en el Caribe. Durante el Cretácico 
tuvo lugar el desarrollo de la cuenca con una megasecuencia de “back-arc” en frente de la zona de 
subducción de los Andes. Debido a la acreción final de la Cordillera Occidental, la sedimentación 
marina terminó de forma abrupta durante el Maastrichtiense inferior. Esta acreción dio origen a 
una megasecuencia pre-andina de antepaís (Paleoceno a Mioceno Inferior), dominada por 
sedimentos fluvio-deltaicos, la cual cubrió el Valle del Magdalena, la Cordillera Oriental y la Cuenca 
de Los Llanos. La megasecuencia andina de antepaís suprayacente comenzó con la deformación en 
la Cordillera Central y el Valle del Magdalena. Esta secuencia también incluye la Formación Guayabo 
la cual es una clásica molasa proveniente de la erosión de la naciente Cordillera Oriental a medida 
que la deformación se desplazó hacia el este en el piedemonte de los Llanos. La deformación en el 
piedemonte de los Llanos es una combinación de inversión de las fallas extensionales pre-existentes 
y cabalgamientos (Cooper et al, 1995). 
Los principales eventos tectónicos que han influido en el desarrollo de la cuenca de Los Llanos 
están estrechamente ligados al desarrollo del margen activo del oeste de América del Sur. La 
evolución estructural regional se puede dividir en los ocho eventos más importantes (Figura 4 y 
Figura 6). 
Triásico-Cretácico inferior.  
Se desarrollaron cuencas de Rift como resultado de la separación de norte y sur América 
mientras se abría el Caribe (~ 235-130 Ma); esta es la megasecuencia synrift.  
Megasecuencia syn-rift 
El basamento de los Llanos está cubierto por series Paleozoicas no muy bien datadas pero que 
incluyen depósitos siliciclásticos de edad Silúrico-Ordovícico. Fuertes discontinuidades separan 
localmente series muy deformadas por el depósito del Cretácico. Las series del Cretácico inferior, 
conocidas en la Cordillera Oriental y depositadas en un contexto extensional, están restringidas al 
lado oeste de la falla de Guaicáramo y por tanto no están presentes en la cuenca de antepaís de los 
Llanos (Moretti et al, 2009). 
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Barremiense- Maastrichtiense  
Tuvo lugar un período prolongado de episodios de extensión en una serie de fallas extensivas 
(por ejemplo, el sistema de fallas Guaicáramo) junto con una subsidencia pasiva regional en un 
contexto de cuenca “back-arc” (~ 125-74 Ma); esta es la megasecuencia de back-arc. 
Megasecuencia de back-arc  
En el oeste de Colombia, la compresión que condujo a la formación de los Andes se inició en la 
época del Cretácico inferior y la primera acreción comenzó durante el Aptiense, mientras que la 
subsidencia continuó hacia el este con el depósito de las formaciones Une, Gachetá y Guadalupe, en 
los Llanos. Posteriormente, al final del Maastrichtiense, tuvo lugar la acreción hacia el oeste que 
resultó en el comienzo del levantamiento de la Cordillera Central y en la primera inversión en el 
actual Valle del Magdalena. 
Maastrichtiense-Paleoceno temprano  
El último evento en la acreción de la Cordillera Occidental, causó el levantamiento y erosión de 
la Cordillera Central (~ 74-65 Ma); esto marca el inicio de la megasecuencia de la cuenca de 
antepaís Pre-Andina. 
Megasecuencia de la cuenca de antepaís Pre-Andina 
El episodio final de acreción que empezó al final del Maastrichtiense resultó en un cambio 
importante ya que los depósitos eran no marinos. En la Cordillera Oriental tuvo lugar la deposición 
de lutitas y carbones de llanura costera y aluvial que se encontraban dentro de la formación 
Guaduas. Esta secuencia no está presente en la cuenca de los Llanos y corresponde a un hiatus de 
aproximadamente 14 metros que delimita el contacto Cretácico-Terciario. 
A continuación tuvo lugar un proceso de subsidencia prolongado en el que se depositaron las 
formaciones Barco, Cuervos y Mirador.  
Eoceno medio  
Un evento de deformación compresiva temprana afectó al valle del Magdalena y al margen 
occidental de la Cordillera Oriental (~ 49-42 Ma) debido a un incremento del grado de convergencia 
de las placas de Nazca y Suramericana. Esta deformación dio lugar a la formación de pliegues y 
cabalgamientos en el Valle Medio del Magdalena. 
Eoceno superior-Oligoceno superior  
Un período prolongado de subsidencia y de fracturación normal localizado tuvo lugar debido a 
la flexión de la litosfera en la cuenca de antepaís creada por la carga de deformación de las 
cordilleras Occidental y Central (~ 39-29 Ma).  
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Oligoceno superior-Mioceno inferior  
Los cambios en los movimientos de las placas tectónicas documentados en este período no 
causaron ninguna deformación en la Cordillera Oriental ni tampoco en los Llanos. En cambio sí que 
se ha descrito deformación en el Valle del Cauca y del Magdalena, donde la reactivación de las 
estructuras del Eoceno medio creó una disconformidad en el Oligoceno superior. Dichas 
deformaciones provocaron una subsidencia continua en la cuenca de los Llanos (~ 29 a 16,5 Ma). 
Englobando el período Oligoceno-Mioceno, el relleno de la cuenca flexural (foredeep) de la 
Cordillera Oriental generó espacio de acomodación en la parte distal de la cuenca de antepaís, 
reactivación de fallas y la migración hacia el este del alto flexural (forebulge) (Bayona et al, 2007). La 
migración hacia el este de la onda flexural generó las condiciones para la deposición de las areniscas 
cuarzosas basales, uno de los reservorios más importantes en el área. La parte proximal de la 
cuenca fue rellenada con areniscas fluvio-deltáicas y lodolitas de la Formación Carbonera, 
provenientes del oeste (Cordillera Oriental) y del este (Escudo de la Guyana). La reactivación de las 
fallas pre-Cenozoicas en la parte distal de la cuenca de antepaís, controló localmente la distribución 
de los ambientes de depósito y la arquitectura de los estratos de los depósitos continentales. 
Con ello termina la megasecuencia de la cuenca de antepaís Pre-Andina. 
Mioceno medio  
Durante el Mioceno Medio un incremento abrupto en el espacio de acomodación controló la 
deposición de los estratos finogranulares de la Formación León. Empezó a originarse deformación, 
levantamiento y erosión en la Cordillera Oriental y se estableció el depocentro de la cuenca de 
antepaís en el piedemonte Llanero (~ 16.5-10.5 Ma). Este episodio se conoce como la 
megasecuencia de la cuenca de antepaís Andina.  
Megasecuencia de la cuenca de antepaís Andina 
Durante el Mioceno medio, el aumento global del nivel del mar coincidió con la primera 
deformación significativa y el levantamiento de la Cordillera Oriental. Esta deformación aisló el Valle 
Medio del Magdalena de la cuenca de Los Llanos. La carga resultante provocó la deposición de la 
Formación León. 
Mioceno superior-actualidad 
Es la última fase de compresión y la inversión asociada con la formación del cabalgamiento de la 
Cordillera Oriental (10,5 Ma-actualidad). El pulso más fuerte de deformación a lo largo de la 
Cordillera Oriental durante el Mioceno Medio-Tardío, condicionó una sedimentación aluvial a fluvial 
en la cuenca de Los Llanos registrada en la Formación Guayabo, proveniente de la erosión de la 
Cordillera Oriental. Para el sector proximal de la cuenca, los sedimentos procedían del este y la 
onda flexural rápidamente se movió hacia el este. 
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Figura 4. Modelo secuencial del desarrollo tectónico regional de la Cordillera Oriental, el Valle Superior del Magdalena 
y la Cuenca de Llanos (Cooper et al, 1995) 
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4.3. Estratigrafía 
La estratigrafía y secuencias deposicionales de la cuenca de Los Llanos están esquematizadas en 
las Figura 5 y Figura 6. En dichas figuras también se incluyen los principales sistemas deposicionales 
y litologías correspondientes que se describen a continuación. 
Basamento 
El basamento de Los Llanos está formado por series Paleozoicas no muy bien datadas pero que 
incluyen depósitos siliciclásticos de edad Silúrico-Ordovicico. Fuertes discontinuidades separan 
localmente series muy deformadas por el depósito del Cretácico. 
 
 
Figura 5. Tabla de tiempos geológicos donde se representan las formaciones que se han depositado en la Cuenca de los 
Llanos Orientales. También quedan representadas las megasecuencias. 
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Formación Une 
Esta formación corresponde a una unidad clástica ampliamente distribuida en la cuenca de la 
Cordillera Oriental Colombiana. Litológicamente está formada por espesos paquetes de areniscas 
cuarcíticas intercaladas con limolitas, lodolitas y rocas carbonosas, constituyendo uno de los 
principales reservorios de hidrocarburos en esta cuenca (Zavala et al, 2009). De acuerdo con sus 
características sedimentológicas estos depósitos se han interpretado como relacionados a sistemas 
de deltas litorales. El análisis de facies sugiere que esta unidad se habría acumulado en un medio 
marino de plataforma, a partir de flujos turbulentos de larga duración relacionados a descargas 
fluviales directas (sistemas hiperpícnicos). Las paleocorrientes, composición, cambios de facies y 
orientación de los cuerpos canalizados sugiere una zona de aporte principal localizada en áreas 
cratonizadas ubicadas hacia el Sureste. 
Formación Gachetá 
De edad Cretácico medio, consiste típicamente en capas delgadas de calizas y lutitas calcáreas, 
con abundante materia orgánica laminada y finamente dispersa, delgadamente estratificadas y 
laminadas, densas, de color gris oscuro a negro. Las capas más calcáreas pueden variar desde unos 
pocos centímetros a aproximadamente unos 45 cm de espesor.  
Estos sedimentos forman una excelente roca madre marina en el área de los Llanos. Esta 
secuencia es el equivalente a otras rocas madres como pueden ser las de la Formación Villeta en el 
Valle Superior del Magdalena y la Formación La Luna del Valle Medio del Magdalena y del oeste de 
Venezuela. 
Formación Guadalupe 
Litológicamente la formación Guadalupe está representada por litologías areno-
conglomeráticas (que incluyen cuarzoarenitas, cuarzoarenitas mal seleccionadas y cuarzograuvacas) 
y por limolitas-cuarzoarenitas de grano muy fino que contienen variables proporciones de arcillas y 
espacio poroso. 
Formación Barco 
Esta formación descansa sobre la discordancia relacionada con los procesos tectónicos de la 
orogenia pre-Andina. Está compuesta principalmente por cuarzoarenitas de grano medio o 
conglomerático y pequeños lentes de arcillitas y limolitas carbonosas (Bayona et al, 2007). Según 
diferentes autores se ha interpretado un ambiente de deposición fluvial y de llanura costera. 
También se han identificado depósitos arenosos de cuerpos progradantes en llanuras costeras o 
estuarios y lodolitas de llanura costera o bahía. 
Formación Los Cuervos 
La Formación Los Cuervos está formada básicamente por areniscas cuarzosas de grano fino. El 
conjunto de los materiales que la forman son finos y poco permeables. Se ha interpretado (Bayona 
et al, 2007) que la sedimentación de estas litologías tuvo lugar en una planicie costera superior, en 
donde se identifican depósitos de llanura de inundación, rellenos de lagos, crevasse splay y 
ocasionalmente canales. 
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Formación Mirador 
La Formación Mirador está considerada el reservorio principal en la Cuenca de Los Llanos. 
Litológicamente, la Formación Mirador está formada por cuarzoarenitas con laminaciones 
cuarzosas de arena fina a media y arena gruesa a gránulo que les proporciona una baja selección. Su 
escasa cementación y compactación permite su fácil disgregación exhibiéndose como granos 
sueltos cuarzosos de tamaño desde fino hasta grano grueso,  y escasos fragmentos totales bien 
preservados. Otras tipos litológicos propios de  la Formación Mirador son las arenitas bituminosas y 
cuarzoarenitas caoliníticas de grano fino a muy fino y en menor proporción cuarzoarenitas mal 
seleccionadas caracterizadas por un alto contenido de aglutinantes que les imprimen  baja 
porosidad.  
Teniendo en cuenta la descripción litológica de la Formación Mirador y con el apoyo 
bibliográfico, se puede diferenciar entre Mirador Inferior y Mirador Superior (Bayona et al, 2007). El 
Mirador inferior contiene facies que se depositaron en un ambiente continental con cuatro tipos 
principales de depósito: areniscas de canales, areniscas de crevasse splay o rellenos de lagos y 
lodolitas de lagos y llanuras de inundación. El Mirador Superior contiene facies que se depositaron 
en ambientes transicionales de bahías o estuarios con depósitos de canales, bay-head, deltas y de 
rellenos de estuarios o bahías. 
Formación Carbonera 
Finalmente, después de la deposición de la Formación Mirador, tuvo lugar la deposición de la 
Formación Carbonera, que está compuesta por sedimentos de influencia marina de llanura costera. 
La base de esta formación se puede confundir en ocasiones con la Formación Mirador, 
especialmente en la parte más distal de la cuenca, donde se denomina Carbonera C7 pero también 
se puede interpretar como Formación Mirador, tal y como ocurre en los campos del bloque 
Caracara. 
La Formación Carbonera en el yacimiento Jilguero se subdivide en 8 unidades (de C1 a C8) 
dependiendo de la proporción de arcillosidad. Las unidades impares (C1, C3, C5, C7) presentan un 
alto contenido en arcillas, mientras que las unidades pares (C2, C4, C6, C8) presentan mayor 
contenido en arenas. 
En el yacimiento Caracara, la unidad C7 de Carbonera que es donde se encuentra almacenado el 
petróleo,se subdivide en 6 unidades (C7-M, C7-3, C7-2, C7-1, C7-B, C7-A). Las unidades C7-3, C7-2, 
C7-1, C7-B y C7-A presentan un desarrollo de arena y propiedades muy similares. La unidad C7-M en 
cambio, está formada por un paquete de arena masiva y se considera equivalente, desde el punto 
de vista litológico, a la Formación Mirador en la parte distal de la cuenca de antepaís. 
Formación León 
La Formación León se depositó en el Mioceno Medio, en un ambiente marino somero. Está 
formada básicamente por una secuencia de arcillas laminares, moderadamente compactas. 
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Formación Guayabo 
En la cuenca de Los Llanos, unos 3000-3500 m de materiales continentales clásticos se 
depositaron desde los 10 a los 2 Ma (Cooper et al, 1995). Se trata de la Formación Guayabo, una 
clásica molasa proveniente de la erosión de la Cordillera Oriental a medida que la deformación se 
movía hacia el este en el piedemonte de los Llanos. 
 
 
Figura 6. Columna estratigráfica generalizada para la cuenca de Los Llanos (modificada de la Agencia Nacional de 
Hidrocarburos, Colombia). La figura muestra el sistema petrolífero principal. 
 
4.3.1. Propiedades petrofísicas 
Para poder analizar las propiedades de las rocas y su relación con los fluidos, se pueden llevar a 
cabo estudios de las propiedades petrofísicas de las distintas formaciones. Esto permite determinar 
algunas características de la propia formación que pueden ser de gran utilidad como son: la 
arcillosidad, porosidad efectiva, intervalos permeables, espesor de arena neta, profundidades de los 
intervalos de interés y localización de los contactos entre los fluidos. 
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Para caracterizar los tar mats se pueden utilizar algunos de los registros de los pozos como el 
caliper y la resistividad. 
Caliper 
El caliper es una herramienta que registra la respuesta mecánica de las formaciones en la 
perforación y mide las variaciones del diámetro del pozo (Rider et al, 1986). El registro es una traza 
continua que representa la variación del diámetro del pozo con la profundidad. La escala se puede 
expresar en pulgadas o como un incremento o disminución del diámetro, definido previamente un 
punto de variación cero que corresponde al diámetro de la broca de perforación. 
Una vez se perfora a través de una formación se dan una serie de procesos en función de las 
presiones del lodo de perforación y de las presiones de formación. 
Si la presión en el lodo es mayor que la presión de formación, el líquido del lodo se moverá y se 
filtrará en la formación cuando sea porosa y permeable. El resultado es una capa depositada sobre 
las paredes de la perforación llamada torta o “mud-cake”. Este es un indicador muy útil de la 
permeabilidad, ya que sólo capas permeables permiten la formación de esa torta en las paredes del 
pozo. En cuanto a la litología, la presencia de “mud-cake” indica reservorio poroso y permeable. En 
cambio su ausencia puede indicar baja porosidad y lechos impermeables. Este fenómeno se conoce 
como “wash-out”. El bitumen cementa la porosidad dificultando la formación del mud-cake, dato 
que puede tomarse como indicador de la presencia de un tar mat. 
Resistividad 
La resistividad es la capacidad de una roca para impedir el flujo de una corriente eléctrica. La 
resistividad se mide en ohms*m2/m y la diagrafía se representa en una escala logarítmica, 
normalmente desde 0,2 ai 2000 ohms. 
Esta es una característica roca muy importante en la evaluación de la formación porque da 
información sobre la presencia de fluido, que permite distinguir entre la presencia de hidrocarburo 
y/o agua. La comparación de la resistividad superficial y profunda da información sobre los procesos 
de invasión (Asquith et al, 1982). Las medidas de resistividad y de porosidad se utilizan para obtener 
valores de saturación de agua y para ayudar a evaluar el potencial de la formación como reservorio.  
Se distinguen 3 tipos de resistividades: 
 Laterolog deep (Rt): mide la resistividad verdadera de la formación, es decir, aquella 
correspondiente a la parte más lejana al agujero, que corresponde a la zona no invadida por 
el fluido circulante dentro del pozo. Por tanto, la resistividad medida depende únicamente 
de los fluidos de formación de la roca. 
 Laterolog shallow (Ri): mide la resistividad de la zona invadida por el lodo de perforación , 
entre la zona no invadida y la pared del pozo. Esta medida depende de los fluidos de 
formación y del  lodo que circula dentro del pozo. 
 Microspherical focused log (Rxo): mide el valor de la resistividad en la zona invadida por el 
lodo de perforación , justo en la inmediata pared del sondeo. En este caso, la resistividad 
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medida de la formación depende de los fluidos de la formación y de los lodos de 
perforación. 
Si Rt y Ri son iguales o muy similares, implica que no se ha producido ningún proceso de 
invasión, con lo cual no se habrá producido desplazamiento del fluido en la formación. Si por el 
contrario hay contraste entre ambas resistividades, significa que se ha producido una invasión. 
Generalmente los materiales que forman las rocas son aislantes, mientras que los fluidos 
contenidos en su porosidad son conductores. En cambio, los hidrocarburos son la excepción, son 
muy resistivos. Cuando una formación es porosa y contiene agua salada, la resistividad será baja, 
mientras que si contiene hidrocarburos, la resistividad será elevada. 
El uso principal de esta propiedad petrofísica es detectar hidrocarburos y cuantificarlos. No 
obstante, también se utiliza para calcular la resistividad de cada unidad litológica identificando 
litologías, texturas, facies y la roca madre. 
Si hay un tar mat, ningún fluido se desplaza. La resistividad es muy alta pero no hay contraste 
entre la resistividad verdadera de la formación y la resistividad de la zona invadida por el fluido que 
circula dentro del pozo. 
 
4.4. Sistema petrolífero 
El sistema petrolífero (Figura 6) está formado por una roca madre excelente del Cretácico 
superior (Formación Gachetá), suficientemente madura como para generar y expulsar grandes 
cantidades de hidrocarburos. Dicha Formación es una roca fuente muy prolífica en Colombia y que 
se correlaciona con la Formación La Luna en Venezuela. Existen además otras unidades de edad 
Terciaria que pueden haber generado hidrocarburos.  
Los caminos de migración son de tipo “up-dip” (pendiente arriba), ya sea a través de “carrier 
beds” o de fallas. Las rocas almacén se encuentran principalmente en areniscas de edad Cretácica 
(formaciones Une, Gachetá y Guadalupe) y de edad terciaria (formaciones Mirador y Carbonera C7). 
Las trampas son debidas a fallas normales antitéticas (“up-to-the-basin” normal faulting).  
Las rocas que actúan como sello son arcillas que se encuentran a lo largo de toda la secuencia 
cretácico-terciaria. El sello regional de la cuenca es la Formación León y las unidades C2, C4, C6 y C8 
de la Formación Carbonera son reconocidas como sellos locales. Las lutitas Cretácicas de las 
formaciones Gachetá y Guadalupe pueden actuar como sellos intraformacionales. 
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5. MUESTRAS Y TÉCNICAS ANALÍTICAS 
Para realizar el estudio geoquímico comparativo de los petróleos de los campos Jilguero y 
Caracara de la Cuenca de los Llanos, fue necesario llevar a cabo diferentes técnicas analíticas al igual 
que una búsqueda bibliográfica importante. A continuación se describen exhaustivamente cada una 
de las técnicas analíticas utilizadas, correspondiendo así con el orden cronológico con el que se han 
llevado a cabo. 
5.1. Muestras 
Como ya se ha comentado en la introducción, los datos utilizados a lo largo de estas páginas 
han sido facilitados por la compañía CEPSA. Se analizaron 7 muestras de petróleos provenientes de 
los yacimientos Jilguero (4 crudos) y Caracara (3 crudos) pertenecientes a distintas formaciones 
(Tabla 4). También se analizaron 7 muestras de bitumen de las paredes de los pozos. 
 
Tabla 4. Muestras de petróleos facilitadas por la compañía CEPSA que provienen de los pozos Jilguero-1, Caracara Sur- 
A3, Jaguar-8 y Toro Sentado-3. 
Bloque Campo Pozo Profundidad (ft) Formación 
Garibay Jilguero Jilguero-1 8852-8898 Mirador 
Garibay Jilguero Jilguero-1 8991-8994 Guadalupe 
Garibay Jilguero Jilguero-1 9258-9264 Gachetá 
Garibay Jilguero Jilguero-1 9445-9468 Une 
Caracara Caracara Sur Caracara Sur-A3 - C7-M 
Caracara Peguita Jaguar-8 - C7-1 
Caracara Toro Sentado Toro Sentado-3 - C7-4 
 
5.2. Técnicas analíticas 
Los análisis se llevaron a cabo en los laboratorios de Geoquímica Orgánica del Departamento de 
Geoquímica, Petrología y Prospección Geológica y en los Centros Científicos y Tecnológicos de la 
Universidad de Barcelona, y en los Servicios Científico-Técnicos de la Universidad de Oviedo.  
 
5.2.1. Cromatografía líquida en mini-columna 
5.2.1.1. Procedimiento 
La separación de las distintas fracciones que componen el petróleo se realiza por cromatografía 
líquida en diferentes etapas (Figura 7). En primer lugar, los asfaltenos se hacen precipitar con 
hexano, con posterior centrifugación y lavado. A continuación, el petróleo sin asfaltenos (fracción 
que recibe el nombre de maltenos) está sujeto a lo que llamamos cromatografía líquida. La 
cromatografía líquida es una técnica que se utiliza para separar los hidrocarburos saturados, los 
hidrocarburos aromáticos y las resinas, basada en la distribución de componentes de una mezcla en 
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dos fases inmiscibles: una fija o estacionaria y otra móvil. La fase móvil es un líquido. Una muestra 
se somete a un líquido de alta presión (la fase móvil) a través de una columna que está llena de una 
fase estacionaria o fija. Los hidrocarburos saturados se eluyen por hexano, los aromáticos por una 
mezcla de hexano y diclorometano y las resinas por metanol o acetona.  
 
 
Figura 7. Esquema de funcionamiento de la cromatografía líquida en mini-columna. 
 
Para más detalle se ha incluido el protocolo de actuación de los laboratorios de Oviedo en el 
ANEXO 1. Protocolo general de análisis SARA. 
 
5.2.1.2. Preparación de muestras 
La preparación de las muestras se realizó en el laboratorio de Geoquímica Orgánica del 
Departamento de Geoquímica, Petrología y Prospección Geológica de la Universidad de Barcelona y 
el procedimiento a seguir fue el siguiente: 
 Etiquetado de los viales con su correspondiente código de laboratorio. 
 Se aspiran 20 ml de petróleo mediante una pipeta y un bulbo de succión. 
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 Se introducen los 20 ml de petróleo en los viales correspondientemente etiquetados. 
 Se tapa el vial con un septum cogido con pinzas para no contaminarlo y se coloca el tapón. 
Observaciones: 
 Los petróleos más densos se calientan un poco para mejor la movilidad. Éstos fueron los 
petróleos de las formaciones Guadalupe del pozo Jilguero-1 y Carbonera C7 de los pozos 
Caracara Sur A3 y Jaguar-8. 
 
5.2.2. Cromatografía de Gases por Detección Iónica de Llama (GC FID) 
5.2.2.1. Especificaciones técnicas y condiciones de trabajo 
o Columna HP-PONA Agilent Technologies 50 m x 0,20 mm d.i. x 0,50 um df 
o Cromatógrafo de gases acoplado a detector de ionización de llama Hewlett Packard HP5890 
Series II Plus 
o Temperatura del inyector: 325ºC 
o Temperatura del detector: 350ºC 
o Programa de temperaturas: 35ºC (15 min), rampa a 2ºC/min hasta 320ºC (30 min) 
Split 
o Split flow: 68.0 ml/min 
o Gas portador: Helio 
o Flujo de helio: 1.0 ml/min 
 
5.2.2.2. Procedimiento 
Esta técnica analítica permite identificar los compuestos presentes en los extractos de roca 
(bitumen) y en las muestras de petróleos. La técnica consiste en introducir una muestra de la 
fracción de hidrocarburos saturados o de petróleo total dentro del cromatógrafo, en donde ésta es 
volatilizada y mezclada con la fase móvil (generalmente helio), la cual se encarga de transportarla a 
través de la columna capilar. Ésta se encuentra recubierta por una película interior de líquido no 
volátil (fase estacionaria). Los componentes separados y retenidos por la fase estacionaria se van 
liberando de más volátiles y menor peso molecular a menos volátiles y de mayor peso molecular a 
medida que se incrementa la temperatura de la columna.  
Los compuestos al ser volatilizados son registrados por un detector iónico de llama (FID) y a su 
vez almacenados en un ordenador que permite la visualización y manejo de la información y 
cuantificación de los componentes obtenidos en el cromatógrafo (Figura 8).  
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Figura 8. Esquema de funcionamiento de un cromatógrafo de gases (Peters and Moldowan, 1993). 
 
El resultado final (Figura 9) es una gráfica que muestra la intensidad de cada componente en 
función del tiempo al cual se volatilizan. 
 
Figura 9. Esquema que muestra la representación gráfica de los resultados (Peters and Moldowan, 1993). 
 
5.2.2.3. Preparación de muestras 
La preparación de las muestras se realizó en el laboratorio de Geoquímica Orgánica del 
departamento de Geoquímica, Petrología y Prospección Geológica de la Universidad de Barcelona y 
el procedimiento a seguir fue el siguiente: 
 Etiquetado de los viales cónicos con su correspondiente código de laboratorio. 
 Se aspiran 20 ml de petróleo mediante una pipeta y un bulbo de succión. 
 Se introducen los 20 ml de petróleo en los viales correspondientemente etiquetados. 
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 Se tapa el vial con un septum cogido con pinzas para no contaminarlo y se coloca el tapón. 
Observaciones: 
 Para los petróleos más viscosos o sólidos (petróleos de las formaciones Guadalupe del pozo 
Jilguero-1 y Carbonera C7 de los pozos Caracara Sur A3 y Jaguar-8) se ha tenido que hacer 
una mezcla del petróleo con Sulfuro de Carbono a una relación de 30 mg de petróleo por 
300 µl de Sulfuro de Carbono. En este caso, para los petróleos mencionados anteriormente 
más el petróleo de la Fm Carbonera C7 del pozo Toro Sentado-3 se tuvo que repetir la 
dilución hasta 3 veces debido a su alta viscosidad. 
 
5.2.3. Cromatografía de Gases – Espectrometría de Masas (GC-MS) 
5.2.3.1. Especificaciones técnicas y condiciones de trabajo 
Hidrocarburos saturados 
o Columna: DB-5 Agilent Technologies 60 m x 0,25 mm d.i. x 0,10 um df. 
o Cromatógrafo de gases Thermo Scientific Trace GC Ultra acoplado a un espectrómetro de 
masas ITQ900 
o Temperatura del inyector 280ºC 
o Temperatura de la interfase 260ºC 
o Temperatura de la fuente de iones: 200ºC 
o Programa de temperaturas: 40ºC (1 min) rampa a 2ºC/min fins a 300ºC (60 min) 
o Splitless 
o Tiempo de splitless: 1minut 
o Solvent delay: 9 minuts 
o Modo de ionización: EI 
o Modo de adquisición: SIM 
o Iones: 57.1, 84.5, 123.1, 177.2, 183.2, 191.2, 205.2, 217.6, 231.6, 259.3 
Hidrocarburos aromáticos 
o Columna: DB-5 Agilent Technologies 60 m x 0,25 mm d.i. x 0,10 um df. 
o Cromatógrafo de gases Thermo Scientific Trace GC Ultra acoplado a un espectrómetro de 
masas ITQ900 
o Temperatura del inyector 280ºC 
o Temperatura de la interfase 260ºC 
o Temperatura de la fuente de iones: 200ºC 
o Programa de temperaturas: 40ºC (1 min) rampa a 2ºC/min fins a 300ºC (60 min) 
o Splitless 
o Tiempo de splitless: 1minut 
o Solvent delay: 9 minuts 
o Modo de ionización: EI 
o Modo de adquisición: SIM 
o Iones: 142, 156, 170, 178, 184, 192, 198, 206, 231, 253 
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5.2.3.2. Procedimiento 
La cromatografía de gases – espectrometría de masas es una técnica de separación en la cual 
los componentes pueden ser termo-vaporizados sin descomposición (Figura 10). La fase móvil es un 
gas, normalmente helio. A diferencia de otros tipos de cromatografía, la fase móvil no interactúa 
con las moléculas del componente analizado y su única función es transportarlo a través de la 
columna. Actualmente, las más empleadas son las columnas capilares (Droguet et al, 2002). La 
columna se encuentra dentro de un horno con programación de temperatura. La velocidad de 
migración de cada componente (y en consecuencia su tiempo de retención en la columna) será 
función de su distribución entre la fase móvil y la fase estacionaria. Cada soluto presente en la 
muestra tiene una diferente afinidad hacia la fase estacionaria, lo que permite su separación: los 
componentes fuertemente retenidos por esta fase se moverán lentamente en la fase móvil, 
mientras que los débilmente retenidos lo harán rápidamente. Un factor clave en este equilibrio es 
la presión de vapor de los compuestos (en general, a mayor presión de vapor, menor tiempo de 
retención en la columna). Como consecuencia de esta diferencia de movilidad, los diversos 
componentes de la muestra se separan por su relación masa/carga (m/z) y son posteriormente 
detectados y registrados. 
 
 
Figura 10. Esquema de funcionamiento de un cromatógrafo de gases con espectrómetro de masas para realizar el 
análisis de biomarcadores (tomado de Peters and Moldowan, 1993). 
 
Una vez separados, detectados, e incluso cuantificados todos los componentes individuales de 
una muestra, el dato de que disponemos para la identificación de cada uno de ellos es el tiempo de 
retención de los correspondientes picos cromatográficos.  
En este proceso, el espectrómetro de masas, además de proporcionar los espectros, actúa 
como detector cromatográfico al registrar la corriente iónica total generada en la fuente iónica, 
cuya representación gráfica constituye el cromatograma o “TIC” (total ion current). 
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La cromatografía de gases se utiliza para cuantificar la biodegradación de los crudos y es el 
principal método utilizado para el análisis de los biomarcadores. 
5.2.3.3. Análisis de biomarcadores 
Los biomarcadores son compuestos orgánicos complejos formados por carbono e hidrógeno, 
los cuales encontramos en petróleos y rocas madre. Esencialmente son derivados de organismos 
vivos (Peters and Moldowan, 1993; Peters et al, 2004). A partir de la presencia o ausencia de estos 
biomarcadores, se pueden utilizar para determinar el origen, madurez, ambiente de sedimentación 
de la roca madre y en algunos casos la edad geológica de yacimientos de petróleo existentes 
actualmente. 
El análisis de biomarcadores es de gran utilidad en la exploración petrolífera ya que permite 
hacer estudios de correlación petróleo-petróleo y petróleo-roca madre, estudios de migración, de 
biodegradación y de contaminación de petróleos. 
 
5.2.3.3.1. Fracción saturada 
Los biomarcadores que se utilizan con mayor frecuencia para caracterizar la materia orgánica 
en la fracción saturada son los n-alcanos, los isoprenoides, hopanos y esteranos. 
 
n-alcanos 
Los alcanos son una familia de compuestos que tienen la fórmula empírica general CnH2n+2. 
Cuando forman cadenas lineales se denominan alcanos normales o n-alcanos.  
Los n-alcanos están ampliamente distribuidos en varias plantas y otros organismos y son 
probablemente la clase más comúnmente explotada entre todos los marcadores biológicos (Philp, 
1985). Se encuentran en materias orgánicas de origen continental, marino y lacustre.  
La distribución de los n-alcanos puede darnos información relativa al ambiente de 
sedimentación. Si existe un predominio bien marcado de los números impares de carbono con 
respecto a los números pares en la región del C25-C35 del cromatograma, indica que los n-alcanos 
derivan de plantas superiores. Sin embargo, los n-alcanos que derivan de cianobacterias quedan 
reflejados en la región C14-C19 del cromatograma. 
De la misma forma que los n-alcanos se utilizan para darnos cierta información con respecto al 
ambiente de deposición, també se utilizan para obtener información relativa a la madurez de los 
petróleos y extractos de roca. Los sedimentos inmaduros normalmente presentan bajas 
concentraciones de alcanos con número par de carbonos. Estas concentraciones aumentan con el 
nivel de madurez de los petróleos. 
Sin embargo hay que tener en cuenta que factores como la biodegradación eliminan los n-
alcanos del petróleo, con lo cual  dichos compuestos pierden su utilidad como indicadores de origen 
de la materia orgánica.  
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Isoprenoides 
Los isoprenoides son los compuestos más abundantes después de los n-alcanos. Los más 
importantes a la hora de caracterizar un petróleo son el pristano (Pr) y el fitano (Ph). 
La relación entre el pristano y el fitano ha sido utilizada durante muchos años como indicador 
del ambiente de deposición (Philp, 1985). Esto se basa en la premisa de que el pristano se forma a 
partir del fitol2 debido a varias reacciones de oxidación y descarboxilación3. Por otro lado el fitano 
se forma a partir de la hidrogenación4 y deshidratación del fitol (Figura 11). En cuanto a su origen, 
ha sido propuesto que la formación del pristano tiene lugar en ambientes oxidantes y en cambio la 
formación del fitano ocurre en ambientes más reductores. 
 
 
Figura 11. Esquema diagenético simplificado de la conversión del fitol a pristano y fitano (modificado de Didyk et al, 
1978). 
 
Tripertanos pentacíclicos 
Derivan de un tipo de compuesto, los triterpenoides sintetizados por microorganismos. Los 
triterpanos más comunes son los hopanos. Además de estos, otros triterpanos pentacíclicos 
importantes son los homohopanos, el gammacerano o el oleanano. 
Hopanos y 25-norhopanos 
Los hopanos son una de las sustancias orgánicas más abundantes en la naturaleza y comprende 
el rango de C27 a C35. 
                                                          
2
 Sustancia que forma parte de la clorofila. 
3
 Reacción química en la cual un grupo carboxilo (COOH) es eliminado de un compuesto en forma de dióxido 
de carbono (CO2). 
4
 Reacción química (redox) que consiste en la adición de hidrógeno (H2) a otro compuesto. 
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Se originan a partir de bacterias y cianobacterias, donde se les encuentra formando parte de sus 
membranas celulares, aunque también se han encontrado en plantas superiores. 
Estos compuestos son muy útiles como herramienta de correlación de petróleos. Algunas 
relaciones entre hopanos se usan como criterios de madurez, como es el caso de los dos hopanos 
del C27, llamados Ts y Tm de forma abreviada. El C27 Tm es el 17α(H)-Trisnorhopano y se origina de 
la misma manera que los hopanos regulares, es decir, es de origen bacteriano. En cambio, el Ts 
,18α(H)-Trisnorneohopano, presente en petróleos y rocas madres, deriva de alguna fuente 
alternativa a la de otros hopanos. En cambio hay otros compuestos que se utilizan para determinar 
el ambiente de sedimentación o bien como indicadores de edad. 
En cuanto a los 25-norhopanos (también llamados hopanos degradados) se trata de la serie de 
compuestos que van del C26 a C34 que son estructuralmente equivalentes a los hopanos regulares, 
salvo por la ausencia del grupo metil (CH3) en una de las uniones de los anillos. Son considerados 
como producto de la biodegradación severa. 
En general, los 25-norhopanos tienen lugar en petróleos donde los hopanos han sido 
eliminados, pero no aparecen cuando los hopanos muestran una mayor bioresistencia que los 
esteranos. Es por ello que muchos petróleos biodegradados contienen abundante 25-norhopano. 
Sin embargo, existe la posibilidad de que haya presencia de este compuesto en petróleos 
aparentemente no biodegradados o débilmente biodegradados, indicado por el predominio de n-
alcanos y de isoprenoides acíclicos. Volkman et al. (1983b) propuso que dichos petróleos eran 
mezcla de residuos de petróleo biodegradado que fueron disueltos por petróleo no biodegradado 
durante la acumulación en el reservorio. Normalmente estos petróleos mixtos son comunes en 
cuencas con reservorios poco profundos (<80º). Estos petróleos se pueden desarrollar, ya sea como 
un proceso continuo, donde las tasas de biodegradación son comparables a las tasas de carga del 
reservorio, o como eventos intermitentes, donde se carga un reservorio y se biodegrada y luego se 
recarga con petróleo no-biodegradado (Peters and Moldowan, 1993). 
Gammacerano 
Es sabido que algunos biomarcadores específicos son bastante resistentes frente a la actividad 
bacteriana de modo que nos ayudan a evaluar el nivel de biodegradación de un petróleo. Es por 
ejemplo el caso del gammacerano. El gammacerano es también un triterpano pentacíclico 
biogenéticamente relacionado con la serie de los hopanos. 
El gammacerano es más resistente a la biodegradación que los hopanos regulares.  Por tanto, se 
pueden evaluar diferentes niveles de biodegradación con la relación gammacerano/hopano, que es 
fácilmente calculable del fragmentograma del ión m/z=191. 
El gammacerano también está relacionado con ambientes de sedimentación carbonática. És 
muy indicativo de ambientes euxínicos e incluso evaporíticos. 
Oleanano 
El oleanano proviene de las angiospermas en la paleoflora y se puede utilizar como un indicador 
de la edad geológica de la roca madre del petróleo (Figura 12).  
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Figura 12. Índice de oleanano como indicador de la edad geológica de la roca madre (Peters and Moldowan, 1993). 
 
La presencia de oleanano está asociada directamente a la aparición de las angiospermas en la 
Tierra, a partir del Cretácico superior, con gran expansión durante el Terciario. 
 
Esteranos y diasteranos 
Los esteranos son compuestos con una estructura similar a la de los hopanos.  Estos 
compuestos no existen como tales en los organismos vivos, sino que son el resultado de procesos 
diagenéticos y catagenéticos y como tales son preservados en las muestras geológicas (García et al, 
1999). Los esteroles de las algas son los principales precursores, aunque pueden provenir de plantas 
superiores en algunos casos. Son conocidos como esteranos regulares aquellos esteranos que 
mantienen el mismo esqueleto de carbono que sus precursores biológicos. Entre estos, los más 
significativos son los que tienen 27, 28, 29 y 30 carbonos (Figura 13).  
 
Figura 13. Estructura de los esteranos C27, C28 y C29, utilizados para determinar el ambiente de sedimentación. 
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Este tipo de compuestos sufre transposiciones de los grupos metilo en los carbonos 10 y 13 
tanto durante la diagénesis, asociada al medio sedimentario, como durante la catagénesis, asociada 
a la evolución térmica. Fruto de esta transposición se forman los compuestos conocidos como 
diasteranos. 
La abundancia de diasteranos así como la alta relación diasteranos/esteranos es característica 
de rocas generadoras siliciclásticas (Peters y Moldowan, 1993), como producto de la conversión de 
esteranos regulares en diasteranos durante la diagénesis en sedimentos clásticos. 
 
5.2.3.3.2. Biomarcadores aromáticos 
Los compuestos aromáticos pueden dividirse en dos tipos. Por un lado, aquellos que se han 
originado a partir de la aromatización de compuestos que proceden de precursores biológicos 
(biomarcadores aromáticos) y por otro lado, los que no se pueden relacionar con ningún precursor 
biológico (aromáticos puros). 
Los biomarcadores que se utilizan con mayor frecuencia para caracterizar la materia orgánica y 
los petróleos en la fracción aromática incluyen los naftalenos, metilnaftalenos, fenantrenos, 
dibenzotiofenos, metilfenantrenos y metildibenzotiofenos. En general, estos biomarcadores se 
suelen utilizar para indicar el grado de madurez ya que han tenido que soportar un alto grado de 
madurez térmica. 
En el caso de los metilfenantreno, para determinar el nivel de madurez se utiliza el índice de 
metilfenantreno (MPI-1), que a su vez se puede correlacionar con la vitrinita. Este y otros 
parámetros de madurez se explicarán en detalle más adelante. 
 
5.2.3.3.3. Efectos de la biodegradación en los biomarcadores 
Los efectos de la biodegradación en la composición del petróleo han sido estudiados en 
numerosos casos y es por ello que se conocen muy bien. Este proceso consume principalmente 
hidrocarburos, dando lugar a un petróleo residual enriquecido en nitrógeno, azufre y oxígeno 
(NSO). En comparación con sus equivalentes inalterados, los petróleos biodegradados tienen mayor 
densidad (menor grado API), son más viscosos y están enriquecidos en azufre, resinas, asfaltenos y 
metales (como el níquel, Ni o el vanadio, V). 
La biodegradación se puede caracterizar a través del análisis de biomarcadores. En términos 
generales, la biodegradación tiene una serie de etapas que se resumen a continuación. 
Debido a la diferencia de comportamiento de los compuestos frente a la biodegradación, se 
desarrollaron una serie de escalas que permitieran evaluar el alcance de la biodegradación en 
función de la abundancia relativa de varias clases de hidrocarburos (Peters and Moldowan, 1993). 
Este concepto fue propuesto inicialmente por Alexander et al. (1983b) y más tarde modificado por 
Moldowan et al. (1992). A partir de entonces las escalas han ido evolucionando en función del 
avance en los conocimientos adquiridos a través de diferentes estudios ya que se basan en 
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observaciones empíricas de campo. La Figura 14 muestra los efectos de varios niveles de 
biodegradación en función de la composición del petróleo, clasificados de 1 a 10.  
 
Figura 14. Grado de biodegradación del petróleo usando marcadores biológicos y nivel de destrucción de los mismos 
(escala PM). (modificado de Peters and Moldowan, 1993). 
 
Los primeros compuestos en ser afectados son los hidrocarburos saturados. Entre los 
hidrocarburos saturados los n-alcanos normales son los primeros en ser consumidos por las 
bacterias, después los isoprenoides, los esteranos regulares, los diasteranos, los hopanos y los 
neohopanos respectivamente (Bordenave, 1993). En el caso de los esteranos regulares, el orden de 
la biodegradación comienza en el esterano C27, luego el C28 y el más resistente es el C29 (C27 > C28 > 
C29). 
Sin embargo hay que tener cuidado porque el consumo de los hidrocarburos también está 
supeditado a las condiciones óxicas y anóxicas así como al contenido de aporte de nutrientes. 
Cuando los nutrientes (N, P) se han agotado, la biodegradación empieza preferentemente por los 
aromáticos, y los alcanos se quedan prácticamente inalterados, sin cambios. Bajo condiciones más 
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favorables, como por ejemplo ambientes suficientemente ricos en oxígeno y nutrientes, ambos 
alcanos y aromáticos son atacados simultáneamente. 
Es sabido que algunos biomarcadores específicos son bastante resistentes frente a la actividad 
microbiana de modo que ayudan a evaluar el nivel de biodegradación de un petróleo. Es por 
ejemplo el caso del gammacerano.  
El caso del 25-norhopano (hopano desmetilado) será tratado de forma particular ya que su 
origen no está muy claro y en algunos casos no es producto de la biodegradación. Su presencia 
puede ser debida a que ya existieran en la roca madre original y por efecto de una biodegradación 
selectiva se concentraran en el petróleo (Blanc and Connan, 1992). 
 
5.2.3.4. Preparación de muestras 
La preparación de las muestras se realizó en el laboratorio de Geoquímica Orgánica del 
departamento de Geoquímica, Petrología y Prospección Geológica de la Universidad de Barcelona a 
partir de las fracciones SAT y ARO obtenidas a partir de la cromatografía líquida en mini-columna y 
el procedimiento a seguir fue el siguiente: 
 Etiquetado de los viales con su correspondiente código de laboratorio. 
 Se taran los viales ya etiquetados para conocer su peso sin muestra. 
 Se prepara un vial con hexano. 
 Con una jeringa, se aspiran tantos ml de hexano como sean necesarios según la relación 
siguiente y se introducen en el vial de la fracción correspondiente (SAT o ARO): 
o Para la fracción SAT: por cada 5 µg SAT corresponden 3µl hexano 
o Para la fracción ARO: por cada 6 µg ARO corresponde 1µl hexano 
 Una vez bien mezclado, se introducen 400 ml de dilución en los viales 
correspondientemente etiquetados. 
 Se tapa el vial con un septum cogido con pinzas para no contaminarlo y se coloca el tapón. 
 
5.2.4. Análisis isotópico 
5.2.4.1. Procedimiento 
El análisis isotópico efectuado fue del tipo GC-IRMS5 (Cromatografía de Gases con detector de 
espectrometría de masas de relación isotópica). El procedimiento y condiciones de los equipos se 
describen a continuación. 
Se utilizó el detector IRMS que calcula la proporción de 13C/12C6 a partir del CO2 formado tras un 
proceso de combustión para cada uno de los compuestos resueltos por cromatografía.  
El proceso a seguir es el siguiente. En primer lugar, se inyectan las muestras en el cromatógrafo 
de gases para conseguir una separación de los compuestos orgánicos. A continuación, el gas 
                                                          
5
 De las siglas en inglés: Gas Chromatography-Isotope Ratio Mass Spectrometer. 
6
 Relación isotópica de carbono-13 (
13
C) con carbono-12 (
12
C) para una muestra determinada. 
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portador helio transporta el efluente con los compuestos ya separados al horno de combustión que 
se encuentra a una temperatura de 1000 °C. Debido a la combustión de los compuestos orgánicos 
se forman CO2, N2 y H2O. El CO2 generado tendrá la misma relación 
13C/12C que el compuesto 
original del que proviene. Finalmente, el dióxido de carbono es transportado mediante un flujo de 
helio a la fuente IRMS. 
La desviación isotópica, δ13C, se define como la diferencia, en partes por mil, entre la relación 
isotópica de una muestra y la de un estándar de referencia (PBD)7. Durante el análisis isotópico, se 
introducen una serie de patrones, existiendo una cadena de calibraciones entre estos patrones y los 
patrones PDB.  
Los valores de δ13C se expresan en función del patrón PDB como se explica a continuación:  
 
 
Donde  es la relación isotópica para el δ13C en el estándar PDB y es igual a 
0.0112372. 
Al efectuar las mediciones pueden observarse ligeras variaciones debidas a cambios en las 
condiciones instrumentales. En ese caso, los valores de δ13C de las muestras se deben corregir en 
función de la diferencia entre el valor de δ13C medido en el patrón y su valor real, calibrado 
previamente con respecto al PDB mediante algún material de referencia internacional. Se puede 
considerar que la variación entre dos mediciones del patrón y, por consiguiente, la corrección que 
hay que aplicar a los resultados obtenidos de las muestras, son lineales. El patrón debe medirse al 
principio y al final de las series, de modo que pueda calcularse la corrección para cada muestra por 
interpolación lineal. 
El valor ya corregido es el que se empleará. 
 
5.2.4.2. Preparación de muestras 
La preparación de las muestras se realizó en el laboratorio de los Centros Científicos y 
Tecnológicos de la Universidad de Barcelona y el procedimiento a seguir fue el siguiente. 
 
 
                                                          
7
 PDB es el material de referencia primario para medir las variaciones naturales del contenido isotópico de 
carbono-13, consistente en carbonato de calcio del fósil belemnite rostrum procedente de la formación 
cretácea Pee Dee en Carolina del Sur (USA). Las reservas de PDB se han agotado desde hace mucho tiempo, 
pero sigue siendo la referencia primaria para expresar las variaciones naturales del contenido isotópico de 
carbono 13 y con la que se calibra el material de referencia disponible en la IAEA (Agencia Internacional de 
Energía Atómica) en Viena (Austria).  
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Para las fracciones de aromáticos (ARO) y asfaltenos (ASF): 
 Se taran las cápsulas de estaño en la balanza de alta precisión. 
 Se toman 0.300 mg de fracción y se introducen dentro de la cápsula previamente tarada.  
 Se cierra la cápsula de tal forma que nos quede un cubo o un rectángulo. 
 Se introduce la cápsula ya preparada en la gradilla. 
De esta misma manera se han preparados las muestras para el petróleo total y los bitúmenes. 
Para las fracciones de saturados (SAT) y resinas (RES): 
 Se taran las cápsulas de estaño en la balanza de alta precisión. 
 Se prepara un vial con pentano. 
 Se aspiran 100 µl de pentano mediante una pipeta y se introducen dentro del vial de la 
muestra correspondiente. Se agita bien para que quede bien mezclada la muestra con el 
pentano. 
 Se aspiran unos 3 µl de dilución mediante una pipeta y se introducen dentro de la cápsula 
de estaño previamente tarada. 
 Se deja secar durante unos minutos mediante una placa a 75 ºC para evaporar el pentano. 
 Se pesa la cápsula en la balanza de alta precisión y se repite el proceso hasta conseguir 
0.300 mg de muestra. 
 Se cierra la cápsula de tal forma que nos quede un cubo o un rectángulo. 
 Se introduce la cápsula ya preparada en la gradilla. 
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6. RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
6.1. Cromatografía líquida en mini columna 
Los resultados de la cromatografía líquida en mini columna (Tabla 5, Figura 15) indican que el 
petróleo de la Formación Guadalupe presenta una fracción de compuestos pesados (NSO8) de hasta 
el 31.5 %. También se presentan valores entre intermedios y altos de NSO en petróleos 
almacenados en la Formación Carbonera C7 de los pozos Caracara Sur-A3 y Jaguar-8. Por el 
contrario, los crudos de las formaciones Gachetá y Une presentan valores muy bajos de compuestos 
pesados. Por otro lado las formaciones Mirador y Carbonera C7 del pozo Toro Sentado-3 presentan 
valores entre intermedios y bajos de compuestos pesados. 
En referencia a las fracciones de saturados y aromáticos, se observa que el petróleo con mayor 
contenido en hidrocarburos saturados es el almacenado en la Fm Mirador, seguido del de la Fm 
Carbonera C7 de Toro Sentado-3, con porcentajes del 50.2 y 49.6 % respectivamente. A su vez, 
dichos petróleos contienen valores alrededor del 32 % en hidrocarburos aromáticos al igual que el 
resto de petróleos de las formaciones Carbonera C7 y Guadalupe. Sin embargo, los petróleos de las 
Fms Une y Gachetá presentan valores más altos, 43.9 y 38.9 % de aromáticos y 43.6 y 44.1 % de 
saturados respectivamente. 
 
Tabla 5. Resultados de la Cromatografía Líquida en mini columna de los petróleos de los pozos Caracara Sur-A3, Jaguar-
8, Toro Sentado-3 y Jilguero-1. 
Pozo Formación 
Saturados 
(%) 
Aromáticos 
(%) 
Resinas (%) 
Asfaltenos 
(%) 
NSO 
(%) 
Caracara Sur-A3 Carbonera C7 42,5 31,1 8,6 15,9 24.5 
Jaguar-8 Carbonera C7 39,0 32,3 5,2 20,9 26.1 
Toro Sentado-3 Carbonera C7 49,6 32,9 5,2 7,1 12.3 
Jilguero-1 Gachetá 43,6 38,9 5,6 2,4 8.0 
Jilguero-1 Guadalupe 31,6 33,8 7,4 24,1 31.5 
Jilguero-1 Mirador 50,2 33,0 6,4 9,8 16.2 
Jilguero-1 Une 44,1 43,9 7,0 1,6 8.6 
 
 
                                                          
8
 NSO son las siglas de nitrógeno (N), azufre (S) y oxígeno (O), y engloba los porcentajes de resinas y 
asfaltenos. 
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Figura 15. Composición de las muestras de petróleo representadas en un diagrama triangular. Las esquinas del 
triángulo representan el 100% de compuestos saturados (SAT), aromáticos (ARO) y polares (NSO). 
 
La Figura 16 muestra una representación gráfica del % de componentes más pesados (% NSO) 
con respecto al % de la fracción saturada (% SAT), relacionándolo con el nivel de madurez. Se puede 
comprobar que a medida que el nivel de madurez aumenta, se produce un incremento de 
compuestos saturados y aromáticos. 
 
 
Figura 16. Gráfico que representa el % de SAT vs el % de NSO, en relación con el nivel madurez de la materia orgánica. 
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Como primera conclusión, los petróleos con alto contenido en compuestos pesados en 
detrimento del contenido de fracción saturada y aromática podrían haber sufrido algún tipo de 
biodegradación leve que explicaría esa pérdida de compuestos más ligeros. En cambio, los petróleos 
de las formaciones Une y Gachetá no parecen haber sufrido ningún tipo de biodegradación ya que 
presentan valores especialmente bajos en compuestos pesados y un mayor predominio de las 
fracciones de hidrocarburos saturados y aromáticos. 
Por otro lado, a partir de esta técnica es imposible predecir con exactitud si los petróleos han 
sido biodegradados y será necesario el estudio de biomarcadores para poder extraer conclusiones 
más acertadas. 
 
6.2. Cromatografía de Gases por Detección Iónica de Llama 
Los análisis de cromatografía de gases son una buena herramienta de correlación de petróleos 
ya que son sensibles al aporte de materia orgánica y a procesos secundarios de biodegradación y de 
madurez térmica (Peters and Moldowan, 1993). Esta técnica ha sido utilizada con mucha eficacia 
para determinar la continuidad de un reservorio y también para determinar las relaciones entre 
mezclas de petróleos de diferentes de reservorios de un mismo campo. 
Sin embargo hay muchas limitaciones que afectan en la correlación de petróleos utilizando los 
cromatogramas. Los compuestos que dominan en estos petróleos son los n-alcanos y los 
isoprenoides acíclicos ya que presentan altas concentraciones con respecto a otros componentes en 
un petróleo. Estos compuestos se alteran fácilmente por procesos secundarios como pueden ser la 
biodegradación, la madurez y la migración. 
En particular, los petróleos biodegradados o de baja madurez son particularmente difíciles de 
correlacionar si solo se utiliza la cromatografía de gases ya que una parte sustancial de los 
hidrocarburos de las muestras no pueden ser determinados. Estos compuestos no identificables, 
conocidos bajo el nombre UCM9 aumentan de forma significativa por encima de la línea de base del 
cromatograma, formando una “joroba”. Esta “joroba” es más pronunciada cuanto más 
biodegradado esté el petróleo. Por otro lado, también puede ser indicador de baja madurez. En 
estos casos, los cromatogramas al presentar características muy similares, es necesario el uso de 
otras técnicas, como es el análisis de biomarcadores. 
A partir de los n-alcanos, numerosos índices se han utilizado para determinar el posible origen 
de la materia orgánica. Uno de estos índices es el CPI (Carbon Preference Index) (Bray and Evans, 
1961), que compara los números de carbonos impares con los pares según la relación: 
 
 
                                                          
9
 UCM corresponde a las siglas de Unresolved Complex Mixture. 
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6.2.1. Relación pristano/Fitano (Pr/Ph) 
Los componentes que se identifican con mayor facilidad son los n-alcanos y los isoprenoides 
principales C19, pristano (Pr) y C20, fitano (Ph). Pristano y fitano son biomarcadores biológicos 
derivados del fitol, cadena derivada de la clorofila, motivo por el cual siempre están presentes en 
los petróleos y extractos de roca. 
El predominio de los n-alcanos de número de átomos de carbono par, en el rango 24 a 30, es 
típico de ambientes de sedimentación salinos, carbonáticos y/o evaporíticos (Tissot and Welte, 
1984). Normalmente va acompañado de un predominio del fitano sobre el pristano. Es por ello que 
un petróleo con estas características es probable que derive de una roca madre de tipo evaporítico 
o carbonática. 
Los petróleos que exhiban un mayor predominio de n-alcanos de número impar de átomos de 
carbono en el rango de C23-C33 y que a su vez contenga más n-alcanos por encima de C20, es 
probablemente indicador de una roca madre con aporte de materia orgánica terrestre proveniente 
de plantas superiores. Estos petróleos suelen ir acompañados de un predominio del pristano frente 
al fitano. Sin embargo, en este caso el conjunto de isoprenoides es bastante bajo. Petróleos de este 
tipo suelen tener su origen en rocas madres no marinas o de ambientes de transición. 
En términos generales, las relaciones entre isoprenoides son un parámetro que define el tipo de 
aporte de materia orgánica ya que una relación de Pr/Ph inferior a 1 indica ambientes de depósito 
anóxico y por el contrario, relaciones de Pr/Ph superiores a 1 indican ambientes óxicos o disóxicos. 
Si estas relaciones superan el valor de 3 ya se considera un claro aporte terrestre. 
 
6.2.2. Relaciones isoprenoides/n-alcanos 
Las relaciones pristano/nC17 y fitano/nC18 (Tabla 6) se utilizan muchas veces en estudios de 
correlación de petróleos (Peters and Moldowan, 1993). No obstante, estas relaciones tienen que 
utilizarse con cuidado por diversas razones. Ambas disminuyen con la madurez térmica. Alexander 
et al, (1981), sugirió el uso de la relación (Pr+nC17)/(Ph+nC18) ya que se ve menos afectada por las 
variaciones en la madurez térmica que las relaciones Pr/nC17 y Ph/nC18. Por otro lado, la 
biodegradación hace aumentar esos valores ya que las bacterias aerobias generalmente atacan a los 
n-alcanos antes que a los isoprenoides.  
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GC-FID 
Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 17. Cromatograma de gases de los cuatros petróleos de las formaciones Une, Gachetá, Guadalupe y Mirador 
del pozo Jilguero-1. Para ver todos los compuestos identificados, ANEXO 2. Cromatografía de gases (GC-FID)  
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GC-FID 
 
Pozo Jaguar-8 
  
 
 
 
 
 
Pozo Toro Sentado-3 
 
 
 
 
 
 
Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
 
Figura 18. Cromatograma de gases de los tres petróleos de la formación Carbonera C7, que provienen de los 
pozos Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. Para ver todos los compuestos identificados, ANEXO 2. 
Cromatografía de gases (GC-FID) 
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Tabla 6. Relaciones entre isoprenoides y n-alcanos. 
Pozo Formación Pr/Ph Pr/nC17 Ph/nC18 CPI 
Jilguero-1 Une 3,56 1,05 0.31 1,06 
Jilguero-1 Gachetá 3,18 0,96 0.31 1,06 
Jilguero-1 Mirador 1,78 0,70 0.42 1,07 
Jilguero-1 Guadalupe 1,20 0,63 0.52 1,03 
Jaguar-8 Carbonera C7 2,25 0,62 0.30 1,09 
Toro Sentado-3 Carbonera C7 3,16 0,67 0.21 1,09 
Caracara Sur-A3 Carbonera C7 1,62 0,57 0.38 1,04 
 
Al analizar los cromatogramas (Figura 17 y Figura 18) se observa que todas las muestras 
presentan una relación Pr/Ph mayor que 1. En particular, los petróleos de las formaciones Une y 
Gachetá (pozo Jilguero-1) y Carbonera C7 (pozo Toro Sentado-3), muestran una relación superior 
a 3. Estos tres crudos evidencian un origen de materia orgánica predominantemente terrestre. 
Por otro lado, el resto de petróleos que provienen de la formación Carbonera C7, al igual que 
Mirador y Guadalupe son similares entre ellos. De acuerdo a la relación Pr/Ph, los primeros 
sugieren un origen de la materia orgánica de tipo marino con algo de aporte de materia orgánica 
terrestre. En el caso del petróleo que proviene de la formación Guadalupe el origen de la materia 
orgánica es predominantemente marino (Figura 19 y Figura 20). 
 
Figura 19. Relaciones Pr/Ph vs Pr/nC17 de los petróleos de los pozos Jilguero-1, Jaguar-8, Toro Sentado-3 y Caracara 
Sur-A3. 
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Figura 20. Relaciones Pr/nC17 vs Ph/nC18 de los petróleos de los pozos Jilguero-1, Jaguar-8, Toro Sentado-3 y 
Caracara Sur-A3. 
 
6.3. Cromatografía de Gases – Espectrometría de Masas (GC-MS) 
La cromatografía de gases se ha realizado en las fracciones de hidrocarburos saturados y 
aromáticos para analizar los biomarcadores (Tabla 7). Se utilizó un petróleo conocido como 
patrón. 
Para los hidrocarburos saturados todos los parámetros han sido cuantificados utilizando las 
alturas o áreas de los picos de los compuestos en los fragmentogramas m/z = 191 y m/z = 217. 
Además, se han utilizado los fragmentogramas m/z = 177, m/z = 217, m/z = 259  y el TIC (Total Ion 
Current) para completar las interpretaciones. 
Los parámetros geoquímicos que han sido cuantificados en el ión 191 han sido los siguientes, 
clasificados según su aplicación práctica. 
Determinar el ambiente de sedimentación: 
o El cociente entre S/R desde el hopano C31 hasta el C35 se ha determinado a partir de los 
correspondientes isómeros S de cada hopano. 
o Se ha calculado la proporción entre la altura del pico 22R más la del 22S del C34, respecto a 
la suma de las alturas de los 22R y 22S del C35. Y del resto de homohopanos. 
o El índice de gammacerano se define como la relación entre el gammacerano, y el área del 
pico del C30Hopano multiplicado por 100. Valores menores de 50 se consideran bajos y 
para niveles mayores de 50 este índice es importante ya que caracteriza ambientes 
evaporíticos. 
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Determinar el grado de madurez térmica: 
o La relación Ts/Tm se ha calculado a partir de la altura de los compuestos Ts y Tm.  
o El valor de isomerización en el C31 entre el compuesto S y el sumatorio de S y R se ha 
realizado midiendo las alturas de dichos compuestos. 
o Relación entre los hopanos C29 y C30 midiendo las alturas de los picos. 
 
 Los parámetros geoquímicos que han sido cuantificados en el ión 217 han sido los siguientes, 
clasificados según su aplicación práctica. 
Determinar el ambiente de sedimentación: 
o Las proporciones relativas de los esteranos regulares C27 ,C28 y C29 se ha realizado a partir 
de los componentes ααα 20R. 
Determinar el grado de madurez térmica: 
o La relación de madurez de los isómeros 20R del C27 se obtuvo a partir de la altura de los 
compuestos ααα respecto del αββ. 
o En cuanto al C29 ααα, la relación entre el compuesto 20S y el sumatorio de 20S + 20R mide 
el grado de madurez. De la misma forma, la altura en el C29 αββ respecto a la suma de αββ 
más ααα en el isómero 20S. 
 
Para los hidrocarburos aromáticos todos los parámetros han sido cuantificados utilizando los 
compuestos en los fragmentogramas m/z = 178 + 192 y m/z = 184 + 198. A continuación se 
clasifican según su aplicación práctica. 
Determinar el ambiente de sedimentación: 
o Se han utilizado las alturas del dibenzotiofeno (DBT) y de sus derivados (MDBT), así como 
su relación con el fenantreno, dando lugar a la relación DBT/P. 
Determinar el grado de madurez térmica: 
o Se han utilizado distintas relaciones con los metilfenantrenos a partir de las alturas de los 
picos. 
o Se han utilizado las alturas del dibenzotiofeno (DBT) y de sus derivados (MDBT). 
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Tabla 7. Resumen de los biomarcadores utilizados y sus respectivas aplicaciones prácticas. 
Fracción m/z Biomarcador Utilidad 
Saturada 
191 
Hopanos Ambiente sedimentación 
Gammacerano Ambiente sedimentación 
Índice homohopanos Ambiente sedimentación 
Isómeros R y S homohopanos Madurez 
Ts y Tm Madurez 
C29, C30 (hopano y moretano) Madurez 
217 / 218 
Esteranos C27, C28, C29 Ambiente sedimentación 
Isómeros αα/ββ en los esteranos Madurez 
Isómeros 20S/20R en los esteranos Madurez 
Aromática 
178 + 192 Metilfenantrenos 
Madurez y ambiente de 
sedimentación 
184 + 198 Dibenzotiofenos 
Madurez y ambiente de 
sedimentación 
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Tabla 8. Resultado del análisis de biomarcadores para la fracción saturada de los petróleos de los pozos Jilguero-1, Jaguar-8, Toro Sentado-3 y Caracara Sur-A3 
Pozo Jilguero-1 Jaguar-8 . Toro Sentado-3  Caracara Sur-A3 
Formación Une Gachetá Guadalupe Mirador Carbonera C7 Carbonera C7 Carbonera C7 
Ión 259 
Total Diasteranos 
 
23520 
 
11096 
 
23186 
 
14329 
 
18708 
 
18710 
 
15971 
Ión 217 (altura) 
C29 20S/(20S+20R) % 
% C29 ββ (20S+20R) / (C29 ββ+αα (20S+20R) 
 
43 
52 
 
42 
52 
 
52 
64 
 
39 
68 
 
43 
53 
 
37 
61 
 
49 
66 
Ión 217 (Área) 
Total Esteranos 
C27+C28+C29 (αα 20R in m/z=217) 
 
151366 
28853 
 
124519 
21686 
 
315294 
51019 
 
180887 
41336 
 
227690 
29616 
 
187355 
31164 
 
191387 
41336 
Esteranos 
C27 Esterano (%) 
C28 Esterano (%) 
C29 Esterano (%) 
C29 αα (20S) / C29 αα (20R) 
C29 ββ (20S) / C29 αα (20R) 
C29 αα (20S) / C29 αα (20R) + C29 αα (20S) 
 
10 
13 
77 
0.41 
0.71 
0.29 
 
14 
20 
66 
0.62 
0.7 
0.38 
 
34 
21 
45 
0.9 
2.01 
0.47 
 
29 
37 
34 
0.51 
1.58 
0.34 
 
32 
26 
41 
1.15 
2.12 
0.53 
 
29 
22 
49 
1.03 
1.13 
0.51 
 
42 
19 
39 
0.94 
2.05 
0.48 
Relaciones 
Ts / Tm 
Ts / Tm + Ts 
(C31) 22S / 22S + 22R 
 
0.47 
0.32 
0.59 
 
0.46 
0.31 
0.6 
 
0.69 
0.41 
0.64 
 
0.71 
0.41 
0.63 
 
0.72 
0.42 
0.59 
 
0.71 
0.41 
0.59 
 
0.71 
0.42 
0.52 
Homohopanos 
% C31 / S C31 a C36 
% C32 / S C31 a C36 
 
41 
36 
 
42 
33 
 
36 
23 
 
56 
44 
 
42 
31 
 
33 
26 
 
52 
48 
Moretano / Hopano (C30) 
Índice de Gammacerano 
Índice de Oleanano 
C20/C23 
C21/C23 
C23/C24 
C29 Norhopano / C30 Hopano 
0.14 
5.91 
0.06 
1.56 
0.46 
0.43 
4.36 
0.14 
7.95 
0.08 
1.75 
0.59 
0.48 
4.55 
0.19 
15.87 
0.24 
0.61 
0.68 
3.36 
5.26 
0.10 
10.19 
0.30 
0.52 
0.53 
4.16 
7.49 
0.12 
13.39 
0.30 
0.57 
0.61 
37.73 
6.77 
0.18 
10.03 
0.23 
0.51 
0.46 
2.27 
3.78 
0.09 
18.58 
0.25 
0.62 
0.61 
4.43 
8.12 
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6.3.1. Ambiente de depósito 
Como ya se ha explicado anteriormente, los biomarcadores son herramientas útiles para 
determinar ambientes de depósito. Peter and Moldowan (1993) elaboraron una tabla guía con los 
diferentes parámetros de biomarcadores (Tabla 9 y Tabla 10). Sin embargo, cabe remarcar que 
estos parámetros deben ser considerados en su conjunto y nunca tomar un único parámetro como 
prueba del origen de los petróleos. 
 
Tabla 9. Características de los petróleos en función del tipo de aporte de materia orgánica (modificado de Peters and 
Moldowan, 1993). 
               Ambiente  
Parámetro   
Marino Terrígeno Lacustre 
C21 - C31 n-alcanos Bajo Elevado Elevado 
Pr/Ph <2 >3 1-3 
Pr/nC17 Bajo (<0.5) Elevado (>0.6) - 
4-Metilesteranos Moderado Bajo Elevado 
C27 – C29 esteranos Elevado C27 Elevado C29 Moderado C28 
28,30 – Bisnorhopano Elevado (anóxico) Bajo Bajo 
Oleanano Bajo o ausente Elevado Bajo 
 
Tabla 10. Características de los petróleos en función de ambientes de carbonatos y arcillas (modificado de Peters and 
Moldowan, 1993). 
               Ambiente  
Parámetro   
Carbonático Marino arcilloso Deltaico arcilloso 
Saturados/Aromáticos 0.3 – 1.5 1 – 2 >2 
CPI <1 1 – 1.5 >1.5 
Pr/Ph <1 1.1 – 1.8 2 – 4 
Pr/nC18 >0.3 <0.3 <0.1 
Esteranos C27 > C29 C27 < C29 C27 < C29 
Esteranos/Hopanos Bajo Elevado Elevado 
Diasteranos/Esteranos Bajo Elevado Elevado 
C24 Tet / C26 tric terp. Moderado-Elevado Bajo-Moderado Bajo 
C29 / C30 Hopanos Elevado (>0.5) Bajo Bajo 
C35 / C30 Hopanos Elevado Bajo Bajo 
Gammacerano/Hopano Elevado Bajo Ausente 
 
Línea de base y envolvente de n-alcanos (TIC y m/z 57) 
La línea base en una muestra cualquiera debería ser recta y estar nivelada (Cooper, 1990). Su 
elevación además de ser un posible indicador de biodegradación o de baja madurez tal y como se 
ha explicado anteriormente, puede tener otra explicación. Los hidrocarburos en cuestión podrían 
haberse generado a partir de un kerógeno con alto contenido en azufre asociado a condiciones 
eutróficas o hipersalinas. Este aspecto se puede evaluar con marcadores biológicos o litológicos que 
se discutirán más adelante. 
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Por otro lado, la forma que presenta la envolvente de los n-alcanos puede reflejar un tipo de 
madurez o de roca madre. Para ello se consideran los criterios de Cooper, 1990 (Figura 21) que se 
presentan a continuación. 
 
Figura 21. Criterios de Cooper para el análisis de la envolvente de los n-alcanos a partir de la cromatografía de gases 
(tomado de Cooper, 1990). 
 
La Figura 22 se muestra el cromatograma de masa (TIC: Total Ion Current) y la distribución de 
los n-alcanos de los petróleos que provienen del pozo Jilguero-1. 
De acuerdo a los criterios de Cooper (Figura 21), la forma cóncava continua y la pendiente 
descendiente que presenta dicha envolvente para el crudo de la Fm Guadalupe muestra un 
petróleo de origen marino. Por otro lado, el petróleo de la Fm Mirador presenta una pendiente 
también descendiente, aunque no exactamente cóncava. Esto podría ser un indicio de petróleo 
mixto ya que también presentan n-alcanos de alto peso molecular. Para el caso de los petróleos de 
las formaciones Une y Gachetá, la distribución sugiere un ambiente de transición, apoyado por la 
presencia de las n-alcanos de alto peso molecular. 
Además, el petróleo de la formación Guadalupe muestra una pequeña elevación de la línea 
base, que podría ser un indicador de que el petróleo haya podido sufrir algún tipo de alteración 
como puede ser la biodegradación. 
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TIC y m/z 57 
 Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 22. Cromatograma del TIC (Total Ion Current) y del ión m/z 57 de los cuatros petróleos que provienen de las 
formaciones Une, Gachetá, Guadalupe y Mirador del pozo Jilguero-1. 
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Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 23. Cromatograma del TIC (Total Ion Current) y del ión m/z 57 de tres petróleos de la formación Carbonera C7, 
que provienen de los pozos Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. 
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La Figura 23 muestra la forma que presenta la envolvente de los n-alcanos para los petróleos de 
la formación Carbonera C7 en los pozos Jaguar-24, Toro Sentado-3 y Caracara Sur A3. 
De acuerdo a los criterios de Cooper (Figura 21), la forma de la envolvente presenta una 
pendiente descendiente que sugiere un ambiente marino, aunque no es exactamente cóncava. 
Igual que sucedía con el petróleo de la Fm Mirador, esto podría ser un indicio de petróleo mixto ya 
que también presentan n-alcanos de alto peso molecular. 
Considerando la línea base, se observa que todas las muestras presentan una pequeña 
elevación que podría ser indicativo de biodegradación, al igual que ya pasaba con la formación 
Guadalupe. Sin embargo el tipo de biodegradación debe ser algo menor. 
El petróleo que parece haber sufrido una menor alteración es el que proviene del pozo Toro 
Sentado-3. 
 
Terpanos: m/z 191 
Pozo Jilguero-1 
Comparando los cuatro tipos de petróleo del pozo Jilguero-1 (Figura 22) la primera apreciación 
que se puede hacer es que los petróleos que provienen de las formaciones Une y Gachetá 
presentan distribuciones muy parecidas entre ellas. Y por otro lado, los petróleos de las 
formaciones Guadalupe y Mirador también presentan similitudes entre ellos. 
Los primeros compuestos que aparecen en el fragmentograma son los terpanos tricíclicos, que 
se utilizan para correlacionar petróleos, para predecir las características de la roca madre y la 
biodegradación (Peters and Moldowan, 1993). En particular, la relación entre C26/C25 y C24/C23 
tricíclicos, es un indicador del tipo de materia orgánica y del ambiente de sedimentación de la roca 
generadora.  
Los petróleos de las formaciones Une y Gachetá presentan una distribución muy baja de este 
tipo de compuestos ya que o no se encuentran en el cromatograma (C25 y C26) o bien se encuentran 
en proporciones muy bajas (C19 a C24). Por el contrario, los petróleos de las formaciones Guadalupe 
y Mirador presentan una abundancia importante de este tipo de compuestos. 
Los bajos valores de C24/C23 tricíclicos indican que los petróleos derivan de fuentes marinas y 
carbonáticas (Peters and Moldowan, 1993). Esta relación para los petróleos de Une y Gachetá no 
tiene sentido debido a que prácticamente no están presentes ninguno de los dos compuestos, pero 
en el caso de Guadalupe y Mirador, la relación C24/C23 presenta valores inferiores a la unidad, 
sugiriendo que la roca generadora de ambos petróleos es marina y predominantemente 
carbonática. 
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Terpanos: m/z 191 
Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 24. Cromatograma del ión m/z 191 de los cuatros petróleos de las formaciones Une, Gachetá, Guadalupe y 
Mirador del pozo Jilguero-1. 
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Terpanos: m/z 191 
 
Pozo Jaguar-8 
  
 
 
 
 
 
Pozo Toro Sentado-3 
 
 
 
 
 
 
Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
 
 Figura 25. Cromatograma del ión m/z 191 de tres petróleos de la formación Carbonera C7, que provienen de los pozos 
Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. 
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Las muestras de las Fms Guadalupe y Mirador también se caracterizan por una abundancia del 
C23 tricíclico sobre el resto de terpanos. Además la relación C23/C24/4 es mayor que la unidad. Del 
mismo modo, es de notar la presencia de terpanos tricíclicos en C28 y C29 mientras que en los 
petróleos de Une y Gachetá prácticamente están ausentes. Estos datos permiten sugerir un 
ambiente más carbonático para los petróleos de las formaciones Guadalupe y Mirador en 
comparación a los de Une y Gachetá. 
Por otro lado, los homohopanos, que comprenden desde C31 a C35, se encuentran representados 
con mayor abundancia en las formaciones Une y Gachetá, mientras que en Mirador y Guadalupe 
presentan ciertos valores más bajos. De todas formas, la resolución del fragmentograma no es muy 
buena y los homohopanos quedan reflejados con mucho ruido de fondo que hace difícil su  
identificación. En cualquier caso se observa que la distribución de estos componentes decrece de 
forma regular. 
Otros componentes a tener en cuenta a la hora de determinar el ambiente de sedimentación 
son los C29 y C30 hopanos. Los hopanos C29 y C30 son los terpanos dominantes en la mayoría de 
muestras geológicas. La relación C29/C30 suele ser de aproximadamente 0.5. Sin embargo, si las 
concentraciones son muy altas suele estar asociado a facies carbonàticas ricas en materia orgánica. 
Es por ello que se utiliza la relación C29/C30 para indicar el carácter carbonático del ambiente de 
sedimentación de tal forma que, cuando la relación es mayor a la unidad, se considera un ambiente 
predominantemente carbonático. Las formaciones Une y Gachetá presentan valores próximos a 0,5 
con lo cual el carácter carbonático es bajo. Esto sugiere que la roca generadora tenga su origen en 
facies más siliclásticas. Otra relación a tener en cuenta es el índice gammacerano/C30hopano que 
presenta valores bajos, lo que también sugiere facies más siliciclásticas. 
Por el contrario, los petróleos de las formaciones Mirador y Guadalupe presentan una relación 
C29/C30 y un índice gammacerano/C30hopanos tales que sugieren un ambiente de sedimentación con 
roca generadora de tipo carbonática. 
Un rasgo peculiar de estos fragmentogramas es la presencia importante del 25-Norhopano en 
los petróleos de Guadalupe y Mirador. Se ha estudiado también la serie del ión 177 (Figura 26) que 
evidencia la presencia de dichos compuestos en el petróleo y será tratado más adelante. 
Finalmente, otro parámetro a tener en cuenta es la presencia de oleanano, indicador de edad 
geológica. Este compuesto aparece en bajas cantidades en todos los petróleos, pero de forma 
importante en el petróleo de la formación Mirador. La presencia de oleanano está asociada 
directamente a la aparición de las angiospermas en la Tierra, a partir del Cretácico superior, con 
gran expansión durante el Terciario. 
Pozos Jaguar-8, Toro Sentado-3 y Cararcara Sur A3 
Los tres tipos de petróleo representados en la Figura 23 pertenecen al mismo nivel 
estratigráfico, la formación Carbonera C7, equivalente a la formación Mirador del pozo Jilguero-1.  
La primera apreciación que se puede hacer es que los tres petróleos presentan distribuciones 
bastante similares entre ellos. Sin embargo, los petróleos de los pozos Jaguar-8 y Caracara Sur A3 
parecen presentar ciertas diferencias con el petróleo del pozo de Toro Sentado-3, que se irán 
comentando a continuación. 
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En este caso, los petróleos presentan una distribución alta de terpanos tricíclicos entre C19 y C29. 
En el caso del pozo Toro Sentado-3, no son tan abundantes aunque las proporciones relativas entre 
los compuestos parecen mantenerse. 
Los bajos valores de C24/C23 tricíclicos, inferiores a la unidad, sugiriendo que la roca generadora 
de ambos petróleos es marina y carbonáticas al igual que pasaba con las formaciones Guadalupe y 
Mirador del pozo Jilguero-1.  
Estas muestras también se caracterizan por una abundancia del C23 tricíclico sobre el resto de 
terpanos, especialmente en Jaguar-8 y Caracara Sur A3. Además la relación C23/C24/4 es mayor que la 
unidad. Del mismo modo, la presencia de terpanos tricíclicos en C28 y C29 permite sugerir un 
ambiente de tipo carbonático. 
Por otro lado, los homohopanos, que comprenden desde C31 a C35, se encuentran representados 
con mayor abundancia en la formación Toro Sentado-3, mientras que en Jaguar-8 y Caracara Sur A3 
presentan ciertos valores más bajos, especialmente en este último. De todas formas, la resolución 
del fragmentograma no es muy buena y los homohopanos quedan reflejados con mucho ruido de 
fondo que hace difícil su identificación. En cualquier caso se observa que la distribución de estos 
componentes decrece de forma regular. 
En cuanto a los hopanos C29 y C30, los petróleos presentan una relación C29/C30 y un índice 
gammacerano/C30hopanos que sugieren un ambiente de sedimentación con roca generadora de 
tipo carbonática. 
Igual que pasaba en el petróleo de las formaciones Mirador y Guadalupe, estos 
fragmentogramas presentan una contribución importante del 25-Norhopano. Este compuesto es 
mayor en los pozos Jaguar-8 y Caracara Sur A3. Se ha estudiado también la serie del ión m/z 177 
(Figura 27) que evidencia la presencia de dichos compuestos en el petróleo y será tratado más 
adelante. 
Finalmente, el oleanano se detecta en los tres petróleos, aunque en el pozo Caracara Sur A3 la 
abundancia de este compuesto no es especialmente importante. 
 
Serie de los 25-norhopanos (m/z 177) 
A partir de la presencia del 25-norhopano en el ión m/z 191, se ha estudiado la serie de los 25-
norhopanos en el ión m/z 177. Su origen ha sido estudiado durante muchos años por diferentes 
autores, sin llegar a ninguna conclusión certera. No obstante, se suponen tres posibles orígenes 
(Figura 28) para estos compuestos (Peters and Moldowan, 1993): 
1. Los 25-norhopanos se han formado a partir de la biodegradación de otros terpanos 
distintos a los hopanos. En este caso el 25-norhopano suele aparecer representado en 
los fragmentogramas, pero no la serie completa. 
2. Se han formado a partir de la demetilación (degradación) microbiana de los hopanos, es 
decir, los compuestos son un producto de la biodegradación de los hopanos. Cuando 
esto ocurre, la serie de los 25-norhopanos suele aparecer completa en el ión 177. 
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Serie de los 25-norhopanos: m/z 191 y 177 
Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
                               
 
 
  
 
 
 
Figura 26. Cromatograma de los iones m/z 191+177 de los petróleos de la formación Guadalupe y Mirador, que 
provienen del pozo Jilguero-1. 
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Serie de los 25-norhopanos: m/z 191 y 177 
 
Pozo Jaguar-8 
  
 
 
 
 
 
Pozo Toro Sentado-3 
 
 
 
 
 
 
Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 27. Cromatograma del los iones m/z 191+177 de los tres petróleos de la formación Carbonera C7, que 
provienen de los pozos Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. 
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3. El origen es diagenético y estuvieron siempre en el kerógeno pero al ser compuestos 
muy resistentes, al principio no se ven y conforme se va biodegradando el crudo, van 
apareciendo. 
 
Figura 28. Tres hipótesis sobre el origen de los 25-norhopanos (Peters and Moldowan, 1993). 
 
Las Figura 26 y Figura 27 muestran la serie de los 25-norhopanos para los petróleos de las 
formaciones Guadalupe y Mirador en Jilguero-1, y para los de la formación Carbonera C7 de los 
pozos Jaguar-8, Toro Sentado-3 y Caracara Sur A3. Los petróleos de las formaciones Gachetá y Une 
no presentan el 25-norhopano en el ión m/z 191, de tal forma que al desarrollar el ión m/z 177 la 
serie completa no aparece. 
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Se observa que en los petróleos estudiados, el 25-norhopano es mucho más abundante que los 
hopanos C29 y C30. Asimismo, aparece la serie completa de 25-norhopanos. El hecho de que este 
compuesto aparezca con una contribución tan fuerte y que la serie esté al completo, permites 
descartar las hipótesis sobre el origen que sugiere que puedan derivar de la biodegradación de 
otros terpanos.  
Por tanto, parece evidente que los 25-norhopanos son fruto de la biodegradación de los 
hopanos. De todos modos, es curiosa la gran cantidad de 25-norhopanos. Una posible explicación es 
que este compuesto sea, además, en parte diagenético, es decir, que ya hubiera 25-norhopano en 
el kerógeno. 
 
Esteranos: m/z 217 
Entre los esteranos, los más abundantes son los regulares en veintisiete, veintiocho y 
veintinueve átomos de carbono (García et al, 1999). La caracterización de estos compuestos se ha 
realizado a partir del fragmentograma 217 (Figura 30, Figura 31). 
Pozo Jilguero-1 
La Figura 30 muestra un claro predominio del C27 esterano sobre el C28 y C29 en los petróleos de 
Gachetá, Une y Mirador. Sin embargo, el hecho de que el C27 sea mucho más predominante tiene 
que ver con el pico B+O. Al ser un pico que comprende dos compuestos, se tendrán en cuenta el 
resto de picos identificados. Dicho esto, se observa que en el petróleo de la formación Mirador 
predomina el esterano C27, lo cual nos indica un ambiente de depósito de la roca generadora de 
origen marino (Peters and Moldowan, 1993). Sin embargo, el petróleo que proviene de la formación 
Guadalupe, presenta valores similares de los esteranos C27 y C28, siendo menor el contenido del 
esterano C29. Teniendo en cuenta este dato, el petróleo de esta formación tiene un origen marino.  
Pozos Jaguar-8, Toro Sentado-3 y Cararcara Sur A3 
Siguiendo el mismo criterio que para los petróleos del pozo Jilguero-1, la Figura 31 muestra un 
predominio del C27 esterano sobre el C28 y C29 en los petróleos de la formación Carbonera C7 de los 
pozos estudiados, lo cual nos indica un ambiente de depósito marino (Peters and Moldowan, 1993). 
Además, puesto que en este caso el C27 también es superior al C29, sugiere un mayor aporte de 
materia orgánica de tipo algal. 
Las cantidades relativas de los esteranos regulares C27, C28 y C29 están representadas en el 
diagrama ternario (Figura 29). Se observa que todas las muestras se encuentran en la zona que 
señala un ambiente de sedimentación de tipo marino, salvo las muestras de Une y Gachetá que 
presentan una relación con aporte de materia orgánica terrestre. 
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Figura 29. Diagrama ternario para los esteranos regulares C27, C28 y C29, y su relación según el tipo de materia orgánica. 
 
Tabla 11. Nomenclatura de los picos identificados en el ión m/z 217 para los esteranos y diasteranos. 
Pico Abreviación 
M C27 βα 20S diasterano 
N C27 βα 20R diasterano 
A C27ααα 20S esterano 
B+O 
C27αββ 20R esterano + C29 βα 20S 
diasterano 
B’ C27αββ 20S esterano 
C C27ααα 20R esterano 
P C29 βα 20R esterano 
Q C28ααα 20S esterano 
R C28αββ 20R diasterano 
S C28αββ 20S esterano 
D C28ααα 20R esterano 
E C29ααα 20S esterano 
F C29αββ 20R esterano 
G C29αββ 20S esterano 
H C29ααα 20R esterano 
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Esteranos: m/z 217 
 Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 30. Cromatograma del ión m/z 217 de los cuatros petróleos que provienen de las formaciones Une, 
Gachetá, Guadalupe y Mirador del pozo Jilguero-1. 
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Esteranos: m/z 217 
 
Pozo Jaguar-8 
  
 
 
 
 
 
Pozo Toro Sentado-3 
 
 
 
 
 
 
Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
 
Figura 31. Cromatograma del ión m/z 217 de tres petróleos de la formación Carbonera C7, que provienen que los 
pozos Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. 
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Dibenzotiofeno (DBT) y metil-dibenzotiofeno (MDBT) 
En la fracción aromática de los hidrocarburos (m/z 184 y 198) (Figura 33 y Figura 34) se pueden 
identificar el dibenzotiofeno (DBT) y el metil-dibenzotiofeno (MDBT).  
Como indicador de ambiente de sedimentación también se utiliza la abundancia relativa del 
dibenzotiofeno (DBT). Este componente se relaciona con otro componente de la fracción aromática, 
el fenantreno (Figura 35, Figura 36), dando lugar a la relación DBT/P. Los valores de esta relación en 
combinación con el pristano y fitano se han utilizado como indicador de ambiente de deposición y 
de litología (Hughes et al, 1995).  
Los resultados (Figura 32) muestran que los petróleos que provienen de las formaciones Une y 
Gachetá (pozo Jilguero-1) y de la formación Carbonera C7 (pozo Toro Sentado-3) sugieren un 
ambiente de sedimentación de tipo fluvio-deltaico. El resto de petróleos presentan valores que 
corresponden con un ambiente de deposición de tipo marino. La formación Guadalupe es la que 
presenta valores más próximos al ambiente predominantemente marino. 
 
 
Figura 32. Relación entre el dibenzotiofeno/fenantreno (DBT/P) y el pristano/fitano. 
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DBT y MDBT: m/z 184+198 
Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 33. Cromatograma de los iones m/z 184 y 198 de los cuatros petróleos que provienen de las formaciones Une, 
Gachetá, Guadalupe y Mirador del pozo Jilguero-1. 
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DBT y MDBT: m/z 184+198 
 
Pozo Jaguar-8 
  
 
 
 
 
 
Pozo Toro Sentado-3 
 
 
 
 
 
 
Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
Figura 34. Cromatograma de los iones m/z 184 y 198 de tres petróleos de la formación Carbonera C7, que provienen 
que los pozos Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. 
66 
 
P y MP: m/z 178+192 
Pozo Jilguero-1 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 35. Cromatograma de los iones m/z 178 y 192 de los cuatros petróleos que provienen de las formaciones 
Une, Gachetá, Guadalupe y Mirador del pozo Jilguero-1. 
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P y MP: m/z 178+192 
Pozo Jaguar-8 
  
 
 
 
 
 
Pozo Toro Sentado-3 
 
 
 
 
 
 
Pozo Caracara Sur A3 
 
 
 
 
 
 
 Figura 36. Cromatograma de los iones m/z 178 y 192 de tres petróleos de la formación Carbonera C7, que provienen 
que los pozos Jaguar-8, Caracara Sur A3 y Toro Sentado-3. 
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6.3.2. Madurez térmica 
La madurez térmica se puede describir como el grado de transformación alcanzado por la 
materia orgánica contenida en rocas sedimentarias hasta convertirse en petróleo, debido al 
calentamiento principalmente (Peters et al., 2004). En términos generales de evolución diagenética, 
la materia orgánica puede clasificarse en inmadura, madura y postmadura.  
La materia orgánica se considera inmadura cuando ha sido afectada exclusivamente por la 
diagénesis, es decir, ha habido alteración biológica, física y química, pero no ha intervenido en 
exceso la temperatura. Se considera madura cuando ha sido afectada por la catagénesis y 
metagénesis. Y sobremadura cuando debido a la alta temperatura a la cual ha sido sometida, ésta ha 
sido convertida en un residuo carbonoso (Peters and Moldowan, 1993). 
La importancia de establecer el grado relativo de madurez térmica radica en que dependiendo de 
la madurez alcanzada por la roca generadora, los hidrocarburos por ella producidos tendrán una 
determinada composición química y propiedades físicas que en conjunto inciden directamente sobre 
la viabilidad de exploración y la estrategia de producción de un campo petrolero (Tissot y Welte, 
1984). 
Para evaluar la madurez de los petróleos se han utilizado las relaciones entre los biomarcadores 
más comunes de triterpanos y esteranos (fracción saturada). Éstos son: 
a. Ts/Tm 
a.1.  Ts/ Tm vs (C29Ts + C29Norhopano) 
b. C31-Hopano/(C30-Hopano+C30-Moretano) 
c. C29 esteranos ββ /αα+ββ  
Y sobre la fracción de hidrocarburos aromáticos se ha utilizado: 
a. Índice de metilfenantreno (MPI-1) 
b. Dibenzotiofenos 
 
Ts / Tm 
Las relaciones Ts/Tm se utilizan con frecuencia para la determinación del grado de madurez. A 
medida que aumenta el grado de madurez, Tm incrementa mientras que Ts permanece constante. 
Un aumento en la relación Ts/Tm indicaría un aumento en el grado de evolución (Philp, 1985). 
Si nos fijamos en los valores de Ts/Tm (Tabla 8), observamos que podemos clasificar los petróleos 
en dos tipos, según su valor. Por un lado tenemos los petróleos de las formaciones Une y Gachetá, 
que presentan valores de 0.47 y 0.46 respectivamente. Por otro lado, el resto de petróleos presentan 
valores alrededor del 0.71, caracterizando a las muestras como relativamente maduras. De esta 
manera obtendríamos que las formaciones Une y Gachetá son las menos evolucionadas del conjunto 
de petróleos. No obstante, Ts y Tm también dependen del tipo de materia orgánica. 
No obstante, Ts y Tm son biomarcadores que se caracterizan por su resistencia frente a la 
biodegradación. Es por ello que la aplicación de la relación Ts/Tm como indicador de madurez hay 
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que utilizarla con prudencia, ya que los petróleos que presentan las relaciones más altas han sufrido 
algún tipo de biodegradación. 
Ts/Tm vs (C29Ts + C29Norhopano) 
Si se relaciona el valor de Ts/Tm con la suma de los valores de C29Ts y C29Norhopano, se obtiene 
un gráfico que permite aproximar el grado de madurez de las muestras. En general, valores altos de 
C29Ts son indicativos de alta madurez. En la Figura 37 se observa que tal y como se había visto 
anteriormente, los petróleos que provienen de las formaciones Une y Gachetá son maduros pero los 
menos evolucionados entre los petróleos estudiados. 
 
 
Figura 37. Gráfica que muestra la relación entre el Ts/Tm vs (C29Ts + C29Norhopano) para evaluar el grado de madurez. 
 
C31 Hopano vs (C30 Moretano / C30 Hopano)  
La relación C30 Moretano / C30 Hopano es un parámetro importante ya que decrece al aumentar 
la madurez. Valores comprendidos entre 0,15 y 0,8 son indicadores de muestras inmaduras y valores 
comprendidos entre 0,05 y 0,15 sugieren muestras maduras. Este parámetro se puede correlacionar 
con el C31 Hopano (S/S+R) ya que valores entre 0,5 y 0,65 aproximadamente, nos indican que nos 
encontraríamos dentro de la ventana de generación de petróleo (Figura 38). 
Los petróleos estudiados presentan valores buenos de madurez, con relaciones 
Moretano/Hopanos que varían entre 0,09 y 0,19. El petróleo que presenta un valor más alto es el de 
la formación Guadalupe, que se encontraría en el límite entre madurez e inmadurez. 
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Figura 38. Gráfica que muestra la relación entre el C31 Hopano (S/S+R) y el (C30 Moretano / C30 Hopano) para evaluar el 
grado de madurez. 
 
C29 esteranos ββ /αα+ββ  
Por otro lado, otros parámetros que nos sirven como indicador de madurez, son las distintas 
relaciones entre los esteranos. Las relaciones de equilibrio entre los isómeros S/S+R del C29 αα se 
sitúan entre 0.29 y 0.53 (Tabla 8). Los petróleos de las formaciones Une, Gachetá y Mirador 
presentan los valores más bajos y el resto presentan valores de alrededor de 0.5. Según Mackenzie, 
(1984), niveles por debajo de 0.5 caracterizan a muestras inmaduras.  
Estos valores explicados se han relacionado con el radio ββ/αα+ββ del esterano C29 (Figura 39). 
De acuerdo a este parámetro, la zona de generación de petróleo se sitúa entre 0 y 0.5 hasta 0.8 
(Mackenzie, 1984). Todos los petróleos estudiados presentan valores situados en el rango anterior. 
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Figura 39. Gráfica que muestra la relación entre el %  del esterano S/S+R y el esterano C29 ββ/αα+ββ. 
 
Metilfenantreno 
Se miden en m/z 178 y 192 (Figura 35 y Figura 36). También sirven para estimar el porcentaje de 
reflectancia de vitrinita calculado (Figura 40), ya que se ha observado que guardan una relación lineal 
(Peters et al., 2005). 
Otro parámetro utilizado para determinar el nivel de madurez es el índice de metilfenantreno 
(MPI-1). Este índice se basa en la distribución del metilfenantreno y sus homólogos metilados. Éstos 
pueden derivar de esteroides y triterpenoides originalmente presentes en el material biológico de 
partida; o bien pueden originarse a partir de reacciones de metilación del fenantreno. Los isómeros 
que son más estables desde el punto de vista termodinámico son, los 2- y 3-metilfenantreno, frente a 
1- y 9- metilfenantreno (Peters et al., 2005). Este índice (Tabla 12) se calcula según la fórmula 
siguiente: 
 
Este índice se correlaciona con el valor de la vitrinita según: 
 
Tal y como muestran las Tabla 12 y Figura 40, todas las muestras estudiadas tienen un valor de 
vitrinita de aproximadamente igual 1, con lo cual son muestras maduras y que todas ellas están 
dentro de la ventana de generación de petróleo. Cabe destacar que las formaciones Une y Gachetá 
muestran un grado de madurez más elevado que el resto de petróleos, utilizando el MPI-1. 
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Tabla 12. Resultados de la vitrinita y el índice de metilfenantreno (MPI-1). Se muestran también los valores que se han 
utilizado para el cálculo que son los siguientes: fenantreno (P), 3-metilfenantreno (3-MP), 2-metilfenantreno (2-MP), 9-
metilfenantreno (9-MP), 1-metilfenantreno (1-MP). Estos componentes se han obtenido a partir de la combinación de 
dos iones de la fracción aromática: m/z 178+192. 
 P 3-MP 2-MP 9-MP 1-MP MPI-1 Ro 
Pozo Jilguero-1, Fm Une 491969 337925 538319 253426 346042 1,20 1,10 
Pozo Jilguero-1, Fm Gachetá 391641 298163 499925 224925 271928 1,35 1,18 
Pozo Jilguero-1, Fm 
Guadalupe 
59393 35373 59981 42950 34145 1,05 1,02 
Pozo Jilguero-1, Fm Mirador 105732 80319 115809 86612 73719 1,11 1,05 
Pozo Jaguar-8, Fm Carbonera 
C7 
75531 42255 62977 55745 54029 0,85 0,91 
Pozo Toro Sentado-3, Fm 
Carbonera C7 
26121 14466 19924 15787 16337 0,89 0,93 
Pozo Caracara Sur-A3, Fm 
Carbonera C7 
105841 74979 115430 79080 82090 1,07 1,03 
 
 
Figura 40. Relación entre el índice de metilfenantreno y el valor de vitrinita. 
 
Dibenzotiofenos 
La distribución y abundancia relativa del DBT y los isómeros de los MDBT (Figura 33, Figura 34) 
varían con el incremento en el grado de madurez (Tabla 13). Cuando ésta aumenta, disminuye el 1-
MDBT respecto al (2+3)-MDBT y 4-MDBT (Radke et al., 1982). 
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Tabla 13. Relación entre los dibenzotiofenos y el grado de madurez. 
 
Tal y como se puede ver en la Figura 41, los isómero (2+3) y 4 de los metildibenzotiofenos 
(MDBT) son extremadamente superiores con respecto al isómero 1-MDBT. Tal y como se ya se ha 
explicado, este hecho sugiere que las muestras son maduras. 
No obstante, en el petróleo de la formación Carbonera C7 del pozo Toro Sentado-3, esta relación 
no se cumple. Si bien es cierto que el isómero 4 sí es superior al isómero 1, no lo es el isómero 2+3. 
Esto implica que quizás el petróleo en cuestión no es lo suficientemente maduro. 
Sin embargo, al uso de estos compuestos tiene limitaciones como indicadores del grado de 
madurez ya que se tiene que calibrar con otros parámetros como por ejemplo reflectancia de la 
vitrinita u otros biomarcadores indicadores de la madurez térmica (Radke et al., 1982). 
 
 
Figura 41. Distribución y abundancia relativa de los isómeros de los metildibenzotiofenos. 
 
 
m/z Biomarcador Ecuación 
184+198 
Dibenzotiofenos  
(DBT) 
4 MDBT, 2+3-MDBT > 1-MDBT: maduro 
4 MDBT, 2+3-MDBT <1-MDBT: inmaduro 
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6.4. Análisis isotópico 
Las aplicaciones geoquímicas del análisis isotópico han sido objetivo de muchos trabajos ya que 
es una herramienta muy eficiente para establecer el tipo de materia orgánica y de petróleos. Es por 
ello que se ha utilizado para hacer estudio de correlaciones entre petróleos y rocas madre.  
Las moléculas de origen biológico y el proceso de transformación del kerógeno durante la 
diagénesis determina la distribución de los isótopos en su estructura química. Como consecuencia, 
saturados y aromáticos, por ejemplo, muestran distintos fraccionamientos isotópicos. 
Generalmente, los valores de δ13C varían entre -20 y -32 ‰ para la gran mayoría de petróleos y 
extractos de roca. Para petróleos específicos y sus respectivas rocas madres, la diferencia es, en 
muchos casos, relativamente baja y no debería ser superior al 1 o 2 ‰. 
Hay muchas reglas generales que se aplican a la correlación de crudos, bitúmenes y kerógenos, 
basadas de las relaciones isotópicas (Peters and Moldowan, 1993): 
o Se cree, pero no ha sido probado, que cuando nos encontramos delante de petróleos de 
madurez similar, las diferencias isotópicas están por debajo del 1 ‰. Basado en la 
experiencia se ha visto que los petróleos con diferencias en cuanto a madurez, presentan 
variaciones isotópicas que no superan el 2-3 ‰. 
o Los petróleos que varían más allá del 2 – 3 ‰ normalmente son de orígenes diferentes, 
aunque se han dado excepciones. En estos casos, hay que tener en cuenta otro tipo de 
técnicas. 
o Generalmente los bitúmenes están empobrecidos en un 0.5 – 1.5 ‰ en 13C en comparación 
con el kerógeno en la roca madre. Asimismo, el crudo está empobrecidos en un 0.5 – 1.5 ‰ 
en 13C en comparación con la roca madre del bitumen. Estas reglas generales asumen niveles 
equivalentes en cuanto a la madurez del petróleo, bitumen y kerógeno. 
La biodegradación tiene muy pocos efectos sobre la composición isotópica del carbono en el 
petróleo (Sun et al, 2005). Investigaciones realizadas sobre bacterias han demostrado que la 
composición isotópica del δ13C para los n-alcanos de C12 en adelante, no se ve afectada por la 
biodegradación. Además, los distintos procesos que tienen lugar durante la generación de 
hidrocarburos, migración, acumulación y alteración en el reservorio no dan lugar a cambios en las 
composiciones isotópicas, con lo cual los valores se mantienen constantes (Sun et al, 2005). 
A pesar de numerosos estudios, se ha comprobado que no se puede distinguir con claridad si un 
petróleo ha sido originado a partir de materia orgánica marina o terrestre, utilizando las relaciones 
isotópicas del petróleo total. Sin embargo, esta distinción se puede hacer a partir de las relaciones 
isotópicas de las fracciones de hidrocarburos saturados (δ SAT) y de hidrocarburos aromáticos (δ 
ARO) (Sofer, 1984). Esta distinción se refiere a la procedencia de la materia orgánica y no al ambiente 
de deposición. 
Como la relación isotópica para petróleos con materia orgánica de origen terrestre difiere de 
aquella de origen marino, existe un parámetro estadístico (Sofer, 1984) llamado variable canónica, 
CV, que recoge esta diferencia: 
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CV = -2.53 * δ13CSAT + 2.22 * δ
13CARO – 11.65 
Si este parámetro tiene valores por encima de 0.47, indica petróleos cuya materia orgánica 
deriva de una ambiente terrestre, mientras que valores por debajo de 0.47 indican petróleos de 
origen marino. En la Figura 42, este valor de CV queda representado por la línea que separa ambos 
aportes de materia orgánica. 
Los valores de δ13C de los hidrocarburos aromáticos y los valores δ
13C de los saturados son 
representados en la Figura 42, mediante el diagrama de Sofer. Se observa que existe una correlación 
entre las composiciones isotópicas de las fracciones de hidrocarburos saturados y aromáticos en los 
petróleos. El valor del δ13C para los hidrocarburos saturados varía entre -26.7 y -27.7, mostrando una 
diferencia máxima del 1 ‰. Sin embargo, el valor del δ13C para los hidrocarburos aromáticos varía 
entre -24.5 y -26.7, mostrando una diferencia máxima del 2.2 ‰. 
 
 
Figura 42. Relación entre el δ1
3
C de los hidrocarburos saturados vs el δ1
3
C de los hidrocarburos aromáticos de las 
muestras de petróleo estudiadas. La línea diagonal (Sofer, 1984) hace referencia a la composición isotópica de petróleos 
marinos y no marinos. 
 
En el presente estudio se obtienen valores (Tabla 14) muy bajos de CV para los petróleos de las 
formaciones Guadalupe, Mirador y Carbonera C7, lo que indica que los petróleos provienen de una 
roca generadora depositada en un ambiente marino. El petróleo del pozo Toro Sentado-3 presenta 
en valor más próximo al límite marcado por Sofer, por lo que probablemente su roca generadora 
presenta un cierto input de materia orgánica de origen terrestre. En cuanto a los petróleos de las 
formaciones Une y Gachetá, se observan valores altos de CV que indican que la materia orgánica a 
partir de la cual se generaron tiene una influencia terrestre, sugiriendo un cambio en el ambiente de 
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sedimentación con respecto al resto de petróleos. De modo que desde el punto de vista isotópico se 
diferencian dos familias de crudos (Figura 42). 
Tabla 14. Valores de CV obtenidos para los petróleos estudiados. Valores por encima de 0.47, indican petróleos cuya 
materia orgánica deriva de una ambiente terrestre, mientras que valores por debajo de 0.47 indican petróleos de origen 
marino. 
Muestra CV 
Pozo Jilguero-1, Fm Une 1,23 
Pozo Jilguero-1, Fm Gachetá 1,80 
Pozo Jilguero-1, Fm Guadalupe -1,58 
Pozo Jilguero-1, Fm Mirador -1,90 
Pozo Jaguar-8, Fm Carbonera C7 -1,30 
Pozo Toro Sentado-3, Fm Carbonera C7 0,25 
Pozo Caracara Sur-A3, Fm Carbonera C7 -0,90 
 
En la Figura 43, están representadas los diferentes tipos de curvas de acuerdo con las 
características isotópicas de los petróleos. Las correlaciones se establecen sobre la base de cinco 
fracciones: hidrocarburos saturados (SAT), aromáticos (ARO), resinas (RES), asfaltenos (ASP) y el 
petróleo total para cada una de los petróleos estudiados. 
Los valores de carbono isotópico del petróleo de las formaciones Guadalupe, Mirador y 
Carbonera C7 son más ligeros que los valores de los crudos de las formaciones Une y Gachetá. La 
variación en la composición isotópica de los petróleo totales estudiados de aproximadamente el 1 ‰ 
sugiere que todos los petróleos se han originado casi con toda probabilidad a partir de una roca 
generadora de prácticamente las mismas características. Solo se observan diferencias isotópicas 
importantes en la fracción de los aromáticos que no es suficiente para concluir que haya habido dos 
rocas generadores distintas. Sin embargo, las diferencias isotópicas observadas, como se ha 
apuntado anteriormente, sugieren un probable cambio de facies en el sistema sedimentario, de 
modo que los petróleos con input terrestre presentan una señal isotópica diferenciada de los 
petróleos de origen claramente marino. 
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Figura 43. Diagrama que muestra la composición isotópica individual de cada una de las fracciones para los petróleos 
estudiados. 
Para establecer relaciones entre petróleos y rocas madres se utilizan gráficos de Pr/Ph vs δ13C del 
petróleo total. Este gráfico también proporciona información sobre el ambiente de deposición de la 
roca madre. Sin embargo hay que tener en cuenta que si hay biodegradación, la relación Pr/Ph se 
puede ver afectada, tal y como se ha explicado en apartados anteriores. 
Las Figura 44 y Figura 45 muestra la relación entre la respuesta isotópica de los hidrocarburos 
aromáticos vs la relación pristano/fitano de las muestras de petróleo estudiadas. Se observa que el 
petróleo de la formación Guadalupe se encuentra en la región que sugiere un ambiente marino, dato 
que concuerda con los resultados que provienen de los análisis de biomarcadores explicados en 
apartados anteriores. Por otro lado, se pueden clasificar el resto de petróleos en 2 tipos, tipo A y tipo 
B. Los petróleos de tipo A, englobados por aquellos de la formación Carbonera C7 (a excepción del 
pozo Toro Sentado-3), también sugieren un ambiente de tipo más marino. Sin embargo, la relación 
que existe en los petróleos de tipo B, Une, Gachetá y Carbonera C7 del pozo Toro Sentado-3, 
sugieren un ambiente de tipo transicional, con mayor aporte de materia orgánica terrestre. 
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Figura 44. Relación entre la respuesta isotópica de los hidrocarburos aromáticos vs la relación pristano/fitano de las 
muestras de petróleo estudiadas. 
 
 
Figura 45. Relación entre la respuesta isotópica del petróleo total vs la relación pristano/fitano de las muestras de 
petróleo estudiadas. 
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7. CONCLUSIONES 
 El análisis SARA muestra que los petróleos de las formaciones Mirador, Guadalupe y 
Carbonera C7 presentan un mayor contenido en compuestos pesados en detrimento de 
compuestos de la fracción saturada y aromática. Estos petróleos podrían haber sufrido algún 
tipo de biodegradación leve que explicaría la pérdida de compuestos más ligeros. En cambio, 
los petróleos de las formaciones Une y Gachetá no parecen haber sufrido ningún tipo de 
biodegradación ya que presentan valores especialmente bajos en compuestos pesados y un 
mayor predominio de las fracciones de hidrocarburos saturados y aromáticos. 
 Los resultados que derivan de la cromatografía de gases muestran que los petróleos de las 
formaciones Une y Gachetá presentan un alto contenido en n-alcanos de alto peso 
molecular, sugiriendo un ambiente de sedimentación de la roca generadora con un aporte 
elevado de materia orgánica terrestre. El petróleo de la formación Guadalupe deriva de un 
ambiente de sedimentación claramente marino. Por otro lado, la distribución de los n-
alcanos y las relaciones Pr/Ph de los petróleo de las formaciones Mirador y Carbonera C7 
sugieren un ambiente predominantemente marino aunque presentan n-alcanos de alto peso 
molecular. Este es un primer indicio de que estos petróleos provienen de una mezcla. 
 Los análisis de biomarcadores y la integración de todos los parámetros geoquímicos sugieren 
un ambiente de sedimentación principalmente marino de tipo carbonático, para las rocas 
madres de los petróleos que provienen de las formaciones Guadalupe y Mirador, del pozo 
Jilguero-1, y Carbonera C7 de los pozos Toro Sentado-3, Caracara Sur A3 y Jaguar-8. 
 Para los petróleos de las formaciones Une y Gachetá del pozo Jilguero-1, los parámetros 
geoquímicos sugieren un ambiente deltaico predominantemente siliciclástico aunque hay 
presencia de material carbonático. El aporte de material terrestre es muy alto. 
 El índice de oleanano en los petróleos no supera el valor de 0.3. Puesto que la principal roca 
generadora es la formación Gachetá, del Cretácico Superior, es probable que la misma roca 
madre presentara oleanano en su composición. 
 Los petróleos de las formaciones Une y Gachetá no presentan ningún tipo de biodegradación. 
Sin embargo la presencia de la serie del 25-norhopano en el resto de petróleos hace pensar 
que éstos sí que están biodegradados. Según la escala PM de biodegradación la formación 
Guadalupe presenta un valor de 2-3. En cambio el resto de petróleos de la formación 
Mirador y Carbonera C7 muestran una biodegradación menor, de tipo 1-2 en la escala PM. 
 Los criterios de madurez empleados sugieren que todos los petróleos presentan buenos 
niveles de madurez. No obstante, la muestras que parecen estar menos evolucionadas son 
aquellas que provienen de Une y Gachetá, mientras que el resto presentan un grado de 
madurez más elevado. 
 Al integrar los análisis de isótopos de carbono con los biomarcadores, se observa que los 
petróleos de las formaciones Guadalupe, Mirador y Carbonera C7 provienen de un mismo 
ambiente marino. En cuanto a los petróleos de las formaciones Une y Gachetá presentan 
relaciones isotópicas que sugieren que la materia orgánica proviene de un ambiente más 
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terrestre. En el caso del petróleo de la formación Carbonera C7 del pozo Toro Sentado-3, el 
valor isotópico del carbono sugiere un aporte de materia orgánica terrestre. 
 Teniendo en cuenta exclusivamente el análisis isotópico, se observa que la variación en la 
composición isotópica de los petróleos no es lo suficientemente importante. De modo que 
todos los petróleos se habrían originado a partir de una roca generadora única. Las 
diferencias isotópicas observadas en la fracción de hidrocarburos aromáticos no es suficiente 
para concluir que haya habido dos rocas generadores distintas pero sí la existencia de un 
cambio de facies en la roca generadora. 
 Los petróleos  de Mirador, Guadalupe y Carbonera C7 se generaron a partir de una roca 
sedimentada en ambiente marino. Los petróleos de Une y Gachetá, presentan una clara 
influencia terrestre por lo que se habría generado a partir de facies más terrigénicas, en 
ambientes más de tipo fluvio-deltaico.  
 Al integrar los resultados obtenidos a partir de todas las técnicas analíticas se puede concluir 
que los petróleos de las formaciones Mirador y Carbonera C7 son una mezcla de petróleos 
generados en ambientes claramente marinos y en ambientes de transición, con influencia de 
materia orgánica de origen terrestre. No obstante, no se puede descartar la hipótesis de la 
existencia de dos rocas madre distintas, que solamente puede determinarse con el estudio 
de muestras de núcleos de las formaciones generadoras. 
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9. ANEXOS 
9.1. ANEXO 1. Protocolo general de análisis SARA 
1. Pesar los viales vacíos (A), (A1) y (A2) sin tapón, y el filtro a utilizar (filtro de teflón de 45 micras 
de tamaño de poro y 13 mm de diámetro). 
2. Tarar la balanza con el vial (A) y añadir 1 ml de la muestra extraída. 
3. Evaporar a sequedad la muestra que está en el vial (A) 
4. Añadir 0,5 ml de hexano en el vial (A) que contiene la muestra evaporada. 
5. Filtrar el contenido del vial (A) a través del filtro anteriormente citado. Hacer 4 enjuagues con 1 
ml de hexano cada uno (pasándolo por el filtro). Todo lo recogido se añade a un nuevo vial (A1) 
que contendrá la fracción de los MALTENOS. 
6. Arrastrar lo que queda de muestra con otros 4 enjuagues de 1 ml de diclorometano (pasándolo 
por el filtro) y añadirlo al vial (A2) que contendrá la fracción de los ASFALTENOS. 
7. Se evaporan ambas fracciones (viales (A1) y (A2)) a sequedad. La evaporación debe ser realizada a 
22ºC y un flujo de aire de 100 cm3/s (A1 el que contiene hexano) y a 37ºC y un flujo de aire de 
300 cm3/s (A2 el que contiene diclorometano). Volvemos a pesar los viales (A1) y (A2) una vez 
esté seco el contenido además del vial (A) y el filtro, para estimar las pérdidas. 
8. Pesamos 3 viales nuevos (A3), (A4) y (A5) sin tapón. 
9. Se disuelve la fracción de maltenos (vial (A1)) con 0.5 ml de hexano. 
10. Preparamos la pipeta serológica de 5ml, colocada en un soporte, donde se llevará a cabo la 
separación de la fracción de maltenos: 
a. Taponamos la salida con un poco de lana de vidrio con el fin de que no se salga el 
relleno de sílice y alúmina. 
b. Añadimos sílice activada hasta la marca 4.8 ml. 
c. Añadimos alúmina activada hasta la marca de 5.5 ml (-0.5 ml). 
d. Colocamos un vial de recogida (X). 
e. Mojamos el relleno de la pipeta con hexano. 
11. Separación de los maltenos*: 
a. Añadimos en la pipeta los 0.5 ml de muestra del vial (A1) dejando que pase todo el 
producto. 
b. Seguidamente añadimos 3 ml de hexano que se desecharán en el vial de recogida (X) 
(se deja que pase todo el disolvente). 
c. Añadimos nuevamente 3.5 ml de hexano y cambiamos el vial (X) por el (A3) que 
recogerá los SATURADOS. Esta fracción se evapora a una sequedad de 22ºC y un 
flujo de 100 cm3/s. 
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d. Se añaden 3.5 ml de diclorometano-hexano en rlelación 4:1 y seguimos recogiendo 
muestra hasta que el frente que colorea la sílice llegue hasta la marca 0,8 ml. 
e. Una vez llegados a este punto añadimos 3,5 ml más de diclorometano-hexano (4:1) y 
cambiamos el vial de los saturados por el (A4) que recogerá los AROMÁTICOS. Esta 
fracción se evapora a sequedad a 37ºC y 300 cm3/s de flujo de aire. 
f. Añadimos 5 ml de metanol hasta que el frente alcanza la marca de 0,8 ml y 
cambiamos el vial por el (A5) que contendrá las RESINAS. 
g. Finalmente, se añaden 3 ml de metanol que será la fracción de las RESINAS. Esta 
fracción se evapora a sequedad a 45ºC y 300 cm3/s de flujo de aire. 
12. Pesamos todos los viales obtenidos (A3), (A4) y (A5). 
*NOTA: En esta parte del ensayo siempre añadiremos disolventes antes de que la pipeta quede seca 
y entre aire. 
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9.2. ANEXO 2. Cromatografía de gases (GC-FID) 
 
 
Figura 46. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Une, pozo Jilguero-1, con todos los compuestos identificados.
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Figura 47. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Gachetá, pozo Jilguero-1, con todos los compuestos identificados. 
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Figura 48. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Guadalupe, pozo Jilguero-1, con todos los compuestos identificados.
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Figura 49. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Mirador, pozo Jilguero-1, con todos los compuestos identificados. 
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Figura 50. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Carbonera C7, pozo Jaguar-8, con todos los compuestos identificados. 
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Figura 51. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Carbonera C7, pozo Toro Sentado-3, con todos los compuestos identificados. 
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Figura 52. Cromatograma de gases del petróleo de la Fm Carbonera C7, pozo Caracara Sur A3, con todos los compuestos identificados. 
